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RESUMO 
O petróleo ainda continua sendo a maior fonte de energia não renovável do 
planeta. No seu estado bruto tem pouca utilidade. No entanto, seus derivados 
apresentam alto valor econômico. Nas etapas de processamento primário do 
petróleo alguns compostos de ocorrência natural são indesejáveis, como os 
ácidos naftênicos, resinas, asfaltenos, compostos sulfurados e metálicos. O 
poder corrosivo dos ácidos naftênicos preocupa as indústrias petrolíferas devido 
ao prejuízo causado nas tubulações e refinarias. Estudos recentes indicam que 
uma parcela desses ácidos quando submetidos a elevadas temperaturas 
(>280°C) pode sofrer reações de descarboxilação e degradação térmica, 
originando dióxido de carbono (CO2) e ácidos de cadeias menores como 
produtos de degradação. Os ácidos de cadeias menores juntamente com os 
ácidos naftênicos que se mantiveram preservados são corrosivos e o CO2 ao 
entrar em contato com água forma o ácido carbônico (H2CO3), podendo 
contribuir nas taxas de corrosão nos equipamentos do refino. Assim, o presente 
trabalho consistiu no desenvolvimento de uma metodologia para quantificação 
“online” do CO2 liberado no processo de destilação de petróleo. A metodologia 
desenvolvida foi baseada na técnica de microcromatografia gasosa. Os dados 
quantitativos de concentração de CO2 gerados pela microcromatografia foram 
relacionados com os valores de temperaturas de destilação, obtendo-se assim 
uma variação na concentração de CO2 de acordo com a temperatura de 
destilação do óleo. Com os resultados obtidos observou-se que para todos os 
petróleos destilados houve uma tendência na formação do gás CO2 partir de 
temperaturas superiores a 200°C. Na tentativa de elucidar a possível origem 
deste gás, supôs um mecanismo de descarboxilação para tais ácidos.  
 
Palavras-chave: Gás carbônico; Ácidos naftênicos; Reações de 
descarboxilação; Destilação de petróleo; corrosão. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
ABSTRACT 
 
Petroleum remains the largest non-renewable source of energy in the world. In 
its raw state it has little use. However, its derivatives have high economic value. 
In the steps of primary processing of petroleum, a few compounds of natural 
occurrence are undesirable, such as the naphthenic acids, resins, asphaltenes, 
and metal and sulfur compounds. The corrosive power of naphthenic acids 
worries petroleum industries due to the damage caused in the pipes and 
refineries. Recent studies indicate that a portion of these acids when subjected 
to elevated temperatures (greater than 280°C) can undergo decarboxylation 
reactions and thermal degradation, forming carbon dioxide (CO2) and smaller 
chains acids such as degradation products. The smaller chains acids along with 
naphthenic acids, which remained preserved are corrosive and  CO2 when in 
contact with water forms carbonic acid (H2CO3), which may contribute to 
corrosion rates in refining equipment. In this paper a new methodology for 
"online" quantification of CO2 released in petroleum distillation process was 
developed. The developed methodology was based on micro gas 
chromatography technique. The quantitative data of the CO2 concentration 
generated by micro chromatograph were related to the values of the distillation 
temperature, thereby obtaining a variation in the concentration of CO2, in 
accordance with the oil distillation temperature. The results show that the distillate 
petroleum presents a tendency in the formation of CO2 gas from temperatures 
above 230 °C. In an attempt to elucidate the possible origin of this gas, it was 
necessary to assume one decarboxylation mechanism for such acids. 
 
Keywords: Carbon dioxide; Naphthenic acids; Reactions of Decarboxylation; 
Distillation; Crude oil; Corrosion. 
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1.  INTRODUÇÃO 
 
1.1. Petróleo como fonte de energia 
O petróleo apresenta grande aplicação para a sociedade desde as civilizações 
antigas, há cerca de 6.000 anos, na qual utilizavam esta matéria prima para o 
cozimento de alimentos, iluminação e aquecimento. Mas, o início e a sustentação 
do processo de busca pelo petróleo se deu a partir de 1859, com a descoberta 
pelo Cel. Drake, na Pensilvânia (EUA), de um poço com apenas 21 metros de 
profundidade.1 Desde então, o petróleo tornou-se a matéria prima primordial para 
a sobrevivência da população, pois é através da energia gerada pela combustão 
de seus derivados que os automóveis, trens, navios e aviões locomovem-se. A 
produção do asfalto possibilitou a pavimentação de estradas. Derivados como 
lubrificantes são extremamente úteis para as máquinas e motores. Além disso a 
indústria petroquímica utiliza seus derivados como matéria-prima para produtos 
tais como plásticos, fibras, borracha e outros.2 
Tendo em vista a grande demanda desta matéria-prima em vários setores, 
relatórios anuais são emitidos, na qual revelam a estatística do desempenho 
mundial e nacional em relação as reservas, produção, refino, consumo, dentre 
outros fatores.  
Segundo o anuário estatístico emitido pela Agência nacional de Petróleo, Gás e 
Biocombustíveis (ANP), as reservas provadas de petróleo no mundo alcançaram 
1,7 trilhão de barris em 2015. No Brasil, as reservas totais de petróleo são 
contabilizadas em 24,4 bilhões de barris, sendo que 13 bilhões de barris são de 
reservas provadas das quais 666 milhões em terra e 12,3 bilhões em mar.3 
O petróleo, apesar de ser um recurso energético não renovável, continua 
predominando como a maior fonte de energia interna, fato comprovado ao avaliar 
os dados do Balanço Energético Nacional de 2016 (Figura 1), na qual constam os 
dados de oferta de energia do Brasil no ano de 2015.4 
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Figura 1. Oferta de energia no Brasil - 2015.4 
 
De acordo com a ANP e BP Statistical Review of World Energy, o consumo 
mundial neste mesmo ano foram contabilizados 95 milhões de barris/dia. No 
ranking de maior consumidor de petróleo encontra-se os Estados Unidos com 
20%, o Brasil ocupa a quinta posição com 3,3% do total do consumo mundial, 
conforme Figura 2.3,5 
 
Figura 2. Participação de países selecionados no consumo mundial de petróleo - 2014.3  
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1.2. Petróleo 
O petróleo é definido pela American Society for Testing and Materials (ASTM), 
como: “Uma mistura de ocorrência natural, consistindo predominantemente em 
hidrocarbonetos e derivados orgânicos sulfurados, nitrogenados e oxigenados e 
outros elementos”.6 Caracteriza-se por ser uma substância oleosa, inflamável e 
sua cor varia do negro ao castanho claro.1,2,7 
O petróleo tem origem na deposição da matéria orgânica animal e vegetal no 
fundo de mares e lagos. A deposição deve ser realizada em sedimentos 
impermeáveis e em ambientes não-oxidantes a fim de preservar a matéria 
orgânica dos processos oxidativos. Desta forma, a mesma pode sofrer 
inicialmente ação microbiana, provocando mudanças na composição, seguida 
pela ação do calor e alta pressão que possibilita a ocorrência de reações químicas 
complexas ao longo de milhares de anos. Todas essas transformações ocorrem 
em uma sequência de estágios evolutivos (Figura 3), sendo composta pelas 
seguintes etapas: Diagênese, Catagênese, Metagênese e Metamorfismo.1 
 
Figura 3. Transformação térmica da matéria e geração do petróleo.1
 
A etapa da diagênese ocorre em temperaturas mais baixas (até 65°C), na qual a 
matéria orgânica é transformada em querogênio por ação microbiana gerando o 
metano bioquímico como produto. Na catagênese, etapa também conhecida como 
janela de geração do petróleo, o querogênio é craqueado a hidrocarbonetos, 
formando óleo e gás. Nesta etapa as reações químicas são promovidas pelo efeito 
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da temperatura (65 - 165°C). Na metagênese, o petróleo formado e o querogênio 
remanescente podem sofrer ação de elevadas temperaturas (165 - 210°C) e alta 
pressão, produzindo exclusivamente o metano (CH4). Por fim, no estágio do 
metamorfismo, a temperaturas maiores que 210°C, os componentes orgânicos 
restantes são transformados em grafita, CO2 e CH4.1,8 
Após formado, o petróleo irá migrar para as rochas reservatórios, as quais são 
rochas sedimentares porosas, permeáveis, possuem falhas ou fissuras e 
apresentam menores pressões. Para que o óleo fique acumulado neste 
reservatório é necessário à presença de uma barreira que interponha o seu 
caminho, barreira esta constituída por uma rocha selante que se caracteriza por 
ter baixa permeabilidade e apresenta plasticidade.1 
1.2.1. Composição do Petróleo 
Tecnicamente, o petróleo é definido como uma mistura de ocorrência natural de 
hidrocarbonetos e é constituído por uma mistura que contém três estados físicos: 
gasoso, líquido e sólido.1 Apesar de suas características variarem de acordo com 
os diferentes campos produtores, todos possuem análises elementares 
semelhantes às dadas na Tabela 1.1,4,9 
Tabela 1. Constituição do Petróleo.1 
Elemento % em peso 
Carbono 83 – 87% 
Hidrogênio 11 – 14% 
Oxigênio 0,1 – 2% 
Nitrogênio 0,11 – 1,7% 
Enxofre 0,06 – 8% 
Metais Até 0,3% 
Os constituintes presentes no petróleo podem ser segmentados em duas grandes 
classificações: hidrocarbonetos e não hidrocarbonetos.9  
1.2.1.1. Hidrocarbonetos 
Os hidrocarbonetos correspondem a mais de 90% da composição do petróleo e 
são compostos orgânicos formados por ligações entre carbono e hidrogênio. Esta 
classe pode ser subdividida levando-se em conta a estrutura desses 
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hidrocarbonetos, podendo ser alcanos ou parafínicos, cicloalcanos ou naftênicos 
e aromáticos.1,2,9   
A classe dos alcanos encontra-se majoritariamente nas frações mais leves do 
petróleo, com temperaturas de corte de até 150 °C e apresenta fórmula geral 
CnH2n+2, com ligações simples e cadeias moleculares aberta do tipo normal ou 
ramificada. Os cicloalcanos ou naftênicos são hidrocarbonetos saturados de 
fórmula geral CnH2n, na qual apresenta uma ou mais cadeias cíclicas. Tais 
compostos ocorrem nas frações de petróleo como querosene, gasóleos 
atmosféricos e gasóleos de vácuo. Já os hidrocarbonetos aromáticos são 
compostos cíclicos insaturados, constituídos por um ou mais anéis benzênicos. 
Estes compostos apresentam considerável estabilidade. Os anéis benzênicos 
podem apresentar ainda cadeias parafínicas e naftênicas ligadas à estrutura 
aromática e ocorrem normalmente em teores maiores nas frações pesadas ou 
residuais do petróleo, podendo apresentar, em alguns casos, estruturas 
policíclicas.1,2,7,9 Na Figura 4, seguem alguns exemplos desta classe de 
compostos. 
Alcanos Cicloalcanos ou Naftênicos 
 
  
Aromáticos 
 
Figura 4. Exemplos de Hidrocarbonetos. 
1.2.1.2. Não Hidrocarbonetos 
A classe dos não hidrocarbonetos engloba compostos sulfurados, oxigenados, 
nitrogenados, metais, resinas e asfaltenos.1,2,9 
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Os compostos sulfurados podem ser encontrados em todos os tipos de petróleos 
tanto na forma orgânica como inorgânica. Tais compostos são indesejáveis pois 
aumentam a polaridade dos óleos contribuindo para estabilização das emulsões. 
Os produtos gerados a partir deste óleo são corrosivos, contaminam 
catalisadores, conferem cor e cheiro aos produtos finais, são tóxicos e produzem 
SO2 e SO3 por combustão, que formam ácido sulfuroso (H2SO3) e ácido sulfúrico 
(H2SO4) em meio aquoso e H2S por hidrogenação.1,2 
Os compostos oxigenados são os principais causadores de acidez, corrosividade, 
odor e formação de depósitos nas frações de petróleo. Podem ser encontrados 
na forma de ácidos carboxílicos, fenóis, cresóis, ésteres, amidas, cetonas, 
benzofuranos.1  
Os compostos nitrogenados são estáveis a elevadas temperaturas e estão 
presentes no petróleo majoritariamente na forma orgânica. Tais compostos 
também são contaminantes pois aumentam a estabilidade das emulsões e são 
responsáveis pela contaminação dos catalisadores.7 
Os compostos metálicos podem ser encontrados dissolvidos na água na forma de 
sais orgânicos ou organometálicos complexos que se acumulam nas frações mais 
pesadas. Os metais de maior ocorrência no petróleo são o ferro, zinco, cobre, 
chumbo, cobalto, arsênio, manganês, cromo, sódio, níquel, vanádio, dentre 
outros.1 
As resinas e os asfaltenos possuem estruturas semelhantes e são constituídas 
por moléculas grandes com 3 a 10 ou mais anéis aromáticos. Porém, apresentam 
diferenças importantes. Os asfaltenos não encontram-se dissolvidos no óleo, e 
sim na forma dispersa coloidal. Em sua forma pura, os asfaltenos são sólidos 
escuros e não voláteis. As resinas são facilmente solúveis e em sua forma pura 
podem ser líquidos pesados ou sólidos pastosos. Exemplos dos não 
hidrocarbonetos são observados na Figura 5.1 
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Compostos Sulfurados Compostos Oxigenados Compostos Nitrogenados 
 
 
 
Resinas Asfaltenos 
  
Figura 5. Exemplos de compostos não Hidrocarbonetos. 
1.2.2. Classificação do Petróleo 
Devido à variedade na sua composição, torna-se necessário classificá-lo em 
diferentes classes, conforme Tabela 2. Para este método de classificação, serão 
considerados os teores de hidrocarbonetos parafínicos, naftênicos, aromáticos e 
presença de enxofre, resinas e asfaltenos.7 
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Tabela 2. Classificação de petróleo de acordo com a composição química.7 
Classe Composição 
Teor de 
enxofre 
Outras características Origem 
Parafínica 
>75% 
parafinas 
Baixo 
Densidade <0,85; Resinas e 
asfaltenos <10%; 
Viscosidade baixa 
Bacias do Nordeste 
brasileiro 
Parafínica-
Naftênica 
50-70% 
parafinas; 
>20% 
naftênicos 
<1,0% 
Resinas e asfaltenos 5-15%; 
Aromáticos 25-40% 
Bacia de 
Campos/RJ 
Naftênica 
>70% 
naftênicos 
Baixo 
Poucos óleos possuem esta 
classificação; originam da 
alteração bioquímica de 
óleos parafínicos e 
parafínicos-naftênicos 
América do Sul, 
Rússia e Mar do 
Norte 
Aromática 
>50% 
aromático 
Alto 
(>1,0%) 
Densidade >0,85; Resinas e 
asfaltenos 10-30% 
Oriente Médio, 
África Ocidental, 
Venezuela, 
Califórnia e 
Mediterrâneo 
Aromática-
naftênica 
>35% 
naftênico 
0,4-1,0% Resinas e asfaltenos >25% África Ocidental 
Aromática-
asfaltica 
>35% 
asfaltenos e 
resinas 
Alto (1,0-
9,0%) 
Oriundos do processo de 
biodegradação avançado, 
onde ocorreu a condensação 
e oxidação dos 
monocicloalcanos; Resinas e 
asfaltenos 30-60%; Alta 
viscosidade 
Canadá Ocidental, 
Venezuela e 
França 
 
1.2.3. Principais propriedades físicas e químicas do petróleo 
Devido a disponibilidade de um grande número de campos produtores, na qual 
fornecem petróleos com características distintas, torna-se necessário realizar uma 
avaliação técnica e econômica a fim de verificar o potencial produtivo de cada 
óleo. Os principais fatores a serem estudados é a facilidade do transporte, 
armazenamento, alocação desses óleos para as refinarias e comercialização dos 
produtos finais.  
Para o melhor conhecimento das características físico-químicas essenciais em 
cada petróleo devem ser realizados alguns ensaios analíticos. Dentre uma 
variedade de métodos de caracterização que existem, podemos destacar as 
metodologias de análises: Índice de Acidez Total, Índice de Salinidade Total, Teor 
de Água, Teor de Enxofre, Densidade, Curvas de Destilação.2,9 
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1.2.3.1. Índice de Acidez Total (NAT) 
Elevados teores de acidez podem provocar a corrosão nas unidades de 
processamento de petróleo. Normalmente, os responsáveis pelos níveis de acidez 
são os compostos oxigenados, podendo destacar os ácidos naftênicos que 
contribuem significativamente para a corrosão nos processos de destilação 
quando o petróleo é submetido em temperaturas superiores a 220 °C.2 
Para a determinação da acidez total do óleo, aplica-se o método potenciométrico 
segundo a norma ASTM D 664, ou seja, serão quantificados todos os ácidos 
naftênicos e ácidos orgânicos que contribuem para a acidez do petróleo.7 O limite 
de detecção (LD) do método é 0,100 mg KOH.g-1 de ácido no óleo.10 Petróleos 
com NAT em concentrações maiores que 0,5 mgKOH.g-1 são classificados como 
petróleos de alta acidez podem causar sérios problemas de corrosão nas 
operações do refino.11,12,13 
1.2.3.2. Índice de Salinidade Total (IST) 
Os sais influenciam diretamente na salinidade do petróleo e podem ser 
provenientes da forma orgânica ou inorgânica (cloretos, brometos, iodetos, dentre 
outros).7 Esta salinidade, está associada as condições do reservatório ou oriundos 
dos processos de produção, tornando esta propriedade inerente a cada óleo.2  
Contudo, a presença desses sais mesmo em pequenas concentrações, podem 
ocasionar sérios danos ao refino possibilitando a formação de depósitos nas 
tubulações ou um ambiente corrosivo devido aos sais de cloreto, que podem sofrer 
hidrólise durante a vaporização do óleo no processo de refino gerando o ácido 
clorídrico. Este ácido chega ao topo das torres de destilação na forma de vapor e 
é condensado juntamente com a água, promovendo condições altamente 
corrosivas nos condensadores de topo. O processo de formação do ácido pode 
ser observado de acordo com as reações 1 e 2.14,15 
NaCl(aq)  + H2O(l)  → HCl(g) + NaOH(aq)                                  (1) 
MgCl2(aq) + H2O(l)  → HCl(g) + Mg(OH)Cl(aq)                              (2) 
Com isso, a salinidade é um importante parâmetro a ser avaliado pelas refinarias, 
com finalidade de amenizar os prejuízos econômicos provocados pela evolução 
deste ácido. Assim, o conhecimento do teor salino dos petróleos a serem 
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destilados torna-se de extrema importância pois, com esses dados, pode-se 
estabelecer o tipo de processo de dessalgação que o petróleo deverá ser 
submetido antes de sua transferência para a coluna de separação e a quantidade 
de neutralizantes que deve ser injetado no topo da torre de destilação a fim de 
eliminar a acidez, prevenindo assim os possíveis processos corrosivos.16  
A norma ASTM D 6470 é uma metodologia potenciométrica comumente adotada 
para a determinação de cloretos em petróleos.17 No entanto, outras metodologias 
podem ser empregadas para a determinação de cloreto tais como: volumetria, 
coulometria, cromatografia de íons e condutividade.15 
1.2.3.3. Teor de água 
A água pode estar presente no petróleo na forma emulsionada ou como gotículas 
grandes, podendo ocasionar algumas dificuldades no refino como a inundação 
nas unidades de destilação provocando o funcionamento irregular, corrosão dos 
equipamentos e bloqueio nos trocadores de calor além disso pode gerar alteração 
na qualidade dos produtos.16 
A metodologia tradicionalmente aplicada é o BSW (Basic sediments and water), 
que realiza análise de água e sedimentos para todos os tipos de petróleo segundo 
a norma ASTM D 4007.18 Outra metodologia comumente aplicada é a Titulação 
Potenciométrica Karl Fischer, conforme a norma ASTM D 4377, este método 
determina os teores de água presentes no petróleo na faixa de 0,02 a 2%.19  
1.2.3.4. Teor de enxofre 
O enxofre pode estar presente em petróleo como sulfetos, tiofenos, benzotiofenos 
e dibenzotiofenos. Considerado o elemento mais indesejável para o petróleo, pois 
além de causar prejuízos nas unidades de processamento, o enxofre pode formar 
produtos SOx, que afetam a qualidade ambiental. Além disso, compostos gasosos 
como ácido sulfídrico (H2S) e dissulfeto de carbono (CS2) também podem estar 
dissolvidos no petróleo e são extremamente tóxicos.7,16 
O método padrão de Espectrometria de Fluorescência de Raio-X com energia 
dispersiva (ASTM D 4294) é utilizado para a realização de análise de enxofre total 
no petróleo e seus derivados.20 
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1.2.3.5. Densidade 
A densidade é definida como sendo a massa por unidade de volume a uma dada 
temperatura. A densidade relativa é a relação entre a massa específica do produto 
de interesse a uma temperatura padronizada e a massa específica de um padrão 
que também encontra-se em uma temperatura pré estabelecida. O Brasil 
estabelece como padrão a água na temperatura de 4 °C, e o produto que 
desejamos encontrar a densidade deve estar a uma temperatura de 20 °C. 2,16 
Existe uma variedade de métodos normatizados que são utilizados para a 
medição da densidade do petróleo e seus derivados. O método ASTM D 5002 é 
indicado apenas para petróleo, na qual determina a densidade relativa nas 
temperaturas entre 15 e 35 °C.21  
A partir da densidade, outras grandezas que expressam a relação massa-volume 
podem ser definidas, para o petróleo é muito comum classificá-lo na escala °API, 
que é definida pela equação 1: 
°𝐴𝑃𝐼 =  
141,5
𝑑60 𝐻2𝑂 
⁄
− 131,5                                         (1) 
Onde,  𝑑 60 𝐻2𝑂
⁄    é razão da densidade do óleo a 60 ºF e da densidade da água 
na mesma temperatura. O °API é um índice adimensional, e é inversamente 
proporcional a densidade, ou seja, quando temos petróleos com densidades 
baixas (petróleos leves) o °API será elevado.2,7 Com isso, o petróleo também pode 
ser classificado de acordo com a densidade °API, conforme Tabela 3.22 
Tabela 3. Classificação do petróleo pela densidade.22 
Classificação Densidade (°API) 
Leve API ≥ 31 
Médio 31 > API ≥ 22 
Pesado 22 > API ≥ 10 
Extrapesado API<10 
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1.2.3.6. Curvas de destilação 
No seu estado bruto, o petróleo apresenta pouca aplicação comercial. No entanto, 
quando destilado gera produtos que oferecem um alto valor agregado e de grande 
aplicação comercial.  
A destilação é um processo físico de separação, na qual submete o petróleo a um 
gradiente de temperatura e a diferentes pressões e a conjugação desses dois 
parâmetros possibilita que o petróleo seja separado em diversas frações, 
conforme Tabela 4.2  
Tabela 4. Temperatura de corte das frações básicas.2 
Fração Temperatura (°C) 
GLP -42 – 0 
Nafta 30 – 170 
Querosene 170 – 270 
Gasóleo atmosférico 270 – 380 
Gasóleo de vácuo 380 – 570 
Resíduos de Vácuo 
 
 
 
A diferença de 
volatilidade entre 
os compostos 
químicos que 
constituem o 
petróleo 
(compostos leves, 
médios e 
pesados), é a base 
fundamental para 
a separação das 
várias faixas de 
hidrocarbonetos 
que o compõem. 
Define-se, a partir 
desse conceito, 
que petróleos 
mais pesados são 
constituídos por 
hidrocarbonetos 
mais pesados 
(aqueles que 
possuem maiores 
pontos de 
ebulição). Erro! 
Fonte de referência 
> 570 
 
 
Desta forma, variando-se as condições de aquecimento de um petróleo, é possível 
vaporizar os compostos leves, intermediários e pesados. Vale destacar que é 
necessário respeitar a temperatura limite de aquecimento do óleo (310 °C), a partir 
da qual tem início a decomposição dos hidrocarbonetos pesados em cadeias 
menores, havendo o craqueamento.23 Devido a este fato, se faz necessário a 
destilação do petróleo a pressões reduzidas pois, baixando-se a pressão, reduz-
se também a temperatura de ebulição do líquido em questão, possibilitando a 
coleta de frações de massas moleculares e pontos de ebulição mais elevados.23  
No procedimento ASTM D 2892, além da obtenção das frações (GLP, nafta, 
querosene e gasóleo atmosférico), paralelamente, se adquire um resíduo 
atmosférico constituído de hidrocarbonetos de elevadas massas molares que não 
conseguiram vaporizar nas condições de pressão e temperatura a qual foram 
submetidos.23 O resíduo at osférico será destilado conforme a norma ASTM D 
5236, metodologia que consiste em várias etapas que reduzem gradativamente a 
pressão até 0,1 mmHg, atingindo a temperatura máxima de 565 °C, obtendo-se o 
gasóleo de vácuo e o resíduo de vácuo como produtos finais.24  
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A norma ASTM D 2892 estabelece que as colunas de fracionamento devem conter 
de 14 a 18 estágios de equilíbrio, que podem ser representados por bandejas ou 
recheios.23 A boa separação das frações será estabelecida pela razão de refluxo, 
ou seja, o tempo em que a coluna opera sem a retirada de produto e o tempo em 
que ela opera com a retirada total. A taxa de refluxo estabelecida pela norma 
ASTM D 2892 é de 5:1 para as etapas de destilação atmosférica e 100 mmHg e 
taxa opcional de 2:1 na pressão de 2 mmHg.23 
Portanto, as curvas de destilação realizadas em laboratório objetiva alcançar e 
vislumbrar o mais próximo possível do que ocorre nas refinarias. A diferença entre 
ambos os processos é que a destilação laboratorial ocorrerá em batelada, ou seja 
a unidade de destilação será abastecida com a massa inicial estabelecida pela 
norma ASTM D 2892 (até 3 4⁄  do volume do balão) a partir dessa massa inicia-se 
a destilação seguindo todas as faixas de temperatura e pressões até a retirada de 
todos produtos possíveis, finalizando-se assim uma destilação, a partir desse 
ponto realiza-se a limpeza da unidade e inicia-se o processo novamente com um 
novo óleo. Nas refinarias, para otimizar o tempo, os processos ocorrem de forma 
contínua, ou seja há entrada de óleo no forno seguindo para torre de destilação 
atmosférica e sequenciando para as demais etapas sem ocorrência de pausas.2,23 
A destilação laboratorial possibilita que seja observado o percentual de extração 
de cada produto por faixa de temperaturas e está separação é feita pelo 
procedimento conhecido como curva dos pontos de ebulição verdadeiro - Curva 
PEV - que é realizado seguindo as normas ASTM D 2892 e ASTM D 5236. Na 
Figura 6 tem-se um exemplo de Curva PEV de um petróleo leve.2, 23,24, 25 
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 Figura 6. Curva PEV de um petróleo com °API 33,5.25 
 
1.3. Refino do petróleo  
De acordo com o Relatório estatístico da ANP, a capacidade mundial de refino do 
petróleo em 2015 foi de 96,3 milhões de barris/dia. O Brasil é responsável pelo 
refino de 2,3% desta capacidade, ocupando a 8ª posição no ranking. Em 2015, o 
refino no Brasil foi realizado por 17 refinarias que juntas possuem a capacidade 
máxima de refinar 2,4 milhões de barris/dia. Neste ano elas operaram atingindo 
87,1% desta capacidade.3 
Na Figura 7, tem-se a porcentagem de participação das refinarias brasileiras no 
refino. Observa-se que as oito refinarias da Região Sudeste concentraram, juntas, 
uma capacidade nacional de refino de quase 50%, com destaque para a Replan 
(SP), responsável pelo maior volume de carga processada, 19,9%.3 
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Figura 7. Participação das refinarias na capacidade de refino do petróleo no ano de 2015.3 
 
1.3.1. Etapas do processo de refino 
Assim como nas destilações para a construção da Curva PEV, o refino do petróleo 
realizado pelas refinarias tem como objetivo separar o petróleo em frações, que 
serão processadas e transformadas em produtos que possuem uma vasta 
aplicação, ou seja, com o refino do óleo obtém-se gás de cozinha, gasolina, 
querosene, diesel, lubrificantes, graxas, parafinas, matéria prima para a indústria 
petroquímica e indústria de fertilizantes, solventes, óleo para pulverização 
agrícola, asfaltos, coque, extrato aromático e outros.2 
O processo de refino é extremamente complexo, na qual o óleo passa por três 
grandes etapas: separação, conversão e tratamento.  
1.3.1.1. Etapa de separação  
A destilação é o principal processo de separação para uma refinaria, onde leva-
se em conta o ponto de ebulição das diferentes substâncias que estão presentes 
no petróleo. Mas também existem outros processos de separação como exemplo 
temos a desaromatização e desasfaltação, que baseiam-se na solubilidade, a 
desparafinação, que baseia-se no ponto de fusão, dentre outros.2 A destilação do 
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petróleo em uma refinaria pode ser dividida em três estágios principais, ou seja, é 
segmentada pelo processo de pré-aquecimento e dessalinização, destilação 
atmosférica e finalmente a destilação a vácuo. Um fluxograma que resume estas 
principais etapas encontra-se Figura 8.2 
 
Figura 8. Fluxograma das principais etapas da destilação de petróleo.2 
 
Pré-aquecimento e dessalinização – O pré-aquecimento será responsável em 
pré-aquecer o petróleo frio nos trocadores de calor em uma etapa de antecede o 
processo de dessalinização a destilação atmosférica. Isso possibilitará uma 
significativa economia de combustível nos processos operacionais consecutivos.  
O processo de dessalinização apresenta a finalidade de remover sais, água e 
partículas suspensas que podem estar presentes no óleo. Tal processo consiste 
em adicionar uma quantidade de água ao óleo cru pré-aquecido misturando-se 
com a água residual, na qual os sais e sólidos que estão presentes e a mistura 
serão submetidos a um campo elétrico de alta voltagem na qual irá favorecer a 
coalescência das gotículas de água que, por apresentarem maior densidade, irão 
decantar para o fundo da dessalgadora carreando consigo os sais e sedimentos 
que estavam dissolvidos no petróleo. O petróleo dessalgado flui pelo topo do 
tambor e continua seu fluxo dentro da unidade, enquanto que a salmoura (água, 
sais e sedimentos) será descartada.2,7,15 
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Destilação atmosférica - Em alguns casos a refinaria necessita inserir a torre de 
pré-flash como etapa precedente ao forno. Normalmente esta etapa é necessária 
quando se refina um grande volume de óleo e a unidade de destilação atmosférica 
não comporta esta capacidade. Neste caso, o petróleo que sofreu um 
aquecimento nas etapas anteriores passa por esta torre, na qual irá vaporizar os 
compostos leves que irão para a etapa de estabilização, sendo separados em 
GLP e nafta leve.2,26,27  
O restante da carga será transferido para o forno, no qual o petróleo deverá ser 
aquecido até a temperatura máxima de 400 °C, a fim de evitar o craqueamento 
térmico. Nesta temperatura, grande parte dos componentes do petróleo estarão 
na forma de vapor e ao serem transferidos para a torre de destilação atmosférica, 
haverá uma divisão de duas correntes, ou seja, os vapores sobem pela coluna e 
são fracionados de acordo com as temperaturas de ebulição enquanto as frações 
obtidas são coletadas lateralmente. A carga líquida remanescente, conhecida 
como resíduo atmosférico, será transferida para a destilação a vácuo com o 
objetivo de retirar frações líquidas importantes.2,7 
Destilação a vácuo - O resíduo atmosférico é um subproduto da destilação 
atmosférica que apresenta alta massa molecular e baixo valor comercial mas, 
quando refinado, gera o óleos lubrificantes e gasóleos de elevado potencial 
econômico. Para a obtenção destes produtos é necessário reduzir a pressão para 
evitar o craqueamento térmico da carga, pois a redução da pressão facilita a coleta 
das frações em temperaturas menores do que se fossem coletadas na etapa 
atmosférica.2,7 
Portanto, da mesma forma que na destilação atmosférica, nesta etapa o petróleo 
também deverá ser aquecido e em seguida entrará na torre de destilação a vácuo, 
provocando a vaporização de boa parte da carga e este vapor será separado pelos 
diferentes pontos de ebulição e serão coletados lateralmente. O produto residual 
da destilação é conhecido como resíduo de vácuo e é constituído de 
hidrocarbonetos de elevadíssimas massas molares, além de contar com uma 
razoável concentração de impurezas.2,7 
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1.3.1.2.  Etapa de conversão  
São processos de transformação química com o objetivo de converter uma fração 
de baixo valor comercial em outras de melhores valores a fim de melhorar a 
qualidade do produto. Como exemplos podemos citar produtos como gasóleos e 
resíduos de baixo valor agregado que são convertidos aos produtos como GLP, 
naftas, querosenes e diesel.2 
1.3.1.3. Etapa de tratamento 
Tem como finalidade de garantir a qualidade e estabilidade química dos produtos 
finais. Esta etapa é responsável por eliminar impurezas, tais como compostos que 
contêm nitrogênio e enxofre, que conferem às frações características 
indesejáveis.2 
1.4. Ácidos naftênicos  
Os ácidos naftênicos são os grandes responsáveis pela corrosão naftênica ácida 
nas unidades de refino durante o processo de destilação do petróleo.11,29,30 São 
compostos que encontram-se naturalmente presentes no petróleo e apresentam 
uma significativa contribuição no índice de acidez do óleo. Sua formação se deve 
a degradação bacteriana do óleo cru que irão degradar cadeias parafínicas 
formando compostos que contêm anéis naftênicos e aromáticos de cadeias mais 
curtas. Tais ácidos caracterizam-se por serem quimicamente estáveis e agem 
como substâncias tensoativas. 28,29 
Podemos definir os ácidos naftênicos como uma mistura complexa de ácidos 
carboxílicos acíclicos ou cicloalifáticos alquil-substituídos e possuem fórmula geral 
CnH2n+zO2, onde n indica o número de carbonos e z pode ser 0 (zero) ou um 
número negativo sempre inteiro que especifica a deficiência de hidrogênio 
resultante da formação do anel. Analisando a Figura 9 pode-se observar alguns 
exemplos de estruturas químicas dos ácidos naftênicos.28,29,31 
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Figura 9. Exemplos de ácidos naftênicos para diferentes valores de z, onde m corresponde ao 
número de unidades CH2 e R é um grupo alquila.28  
Esta corrosão naftênica ácida pode ser favorecida diante de fatores como 
temperatura, composição do óleo, velocidade e condição física do fluido. Dentre 
esses, a temperatura destaca-se como sendo um dos mais importantes, pois à 
medida que elevamos a temperatura, os ácidos que se encontram no petróleo 
vaporizam provocando a corrosão no topo das torres de destilação.31,32,33  
Nos últimos anos, houve um crescimento no número de pesquisas realizadas 
nesta área, na qual procuram definir melhor os tipos das possíveis estruturas de 
tais ácidos que podem ser encontrados no óleo. Além disso, alguns cientistas 
estão trabalhando em busca de entender os mecanismos de descarboxilação e 
degradação térmica que tais ácidos podem sofrer, pois esses mecanismos 
resultam em produtos que também aceleram o processo corrosivo nas unidades 
de refino, no entanto, até o momento, não existem conclusões concretas dos tipos 
de reações que podem estar acontecendo.  
Em 2006, Zhang et al. realizaram estudos na tentativa de remover os ácidos 
naftênicos do petróleo, em temperaturas na faixa de 100-300 °C. Para isso, os 
pesquisadores testaram o óxido de magnésio (MgO) com o objetivo de avaliar se 
promoveria algum favorecimento no processo reacional de eliminação dos ácidos. 
Primeiramente foram feitos testes de adição do óxido a uma mistura 
representativa de ácidos naftênicos saturados e aromáticos. Posteriormente este 
mesmo óxido foi adicionado a amostras de petróleo. Como resultado, observou-
 39 
 
se que o MgO pode atuar como catalisador promovendo reações de 
descarboxilação térmica, os resultados foram confirmados com auxílio dos 
espectros de infravermelho de tais óleos na qual observou-se a variação 
intensidade da banda de absorção de RC=OOH (1700 cm-1). Vários mecanismos 
são possíveis neste processo reacional, podendo-se afirmar que devido à alta 
basicidade inerente ao óxido, o mesmo pode reagir com os ácidos promovendo 
reações ácido-base. Além disso, destacou-se que quanto mais elevada a 
temperatura maior é o rendimento de geração do CO2 e de ácidos de cadeias 
curtas. Os autores sugerem que as seguintes reações podem ocorrer.13 
2 RCOOH(aq) 
𝑀𝑂,∆
→    M(RCOO)2(aq) + H2O(l)                              (3) 
RCOOH(aq) 
𝑀𝑂,∆
→    RH(aq) + CO2(g)                                        (4) 
MO(aq) + CO2(g) ⟶ MCO3(aq)                                        (5) 
Onde MO representa uma variedade de possíveis óxidos metálicos que podem 
ser adicionados ao petróleo para a realização dessa sequência de reações (MgO, 
CaO, SrO, BaO).13 
Em 2015, um estudo semelhante foi realizado por Dias et al., entretanto uma 
mistura de óxidos metálicos (óxidos de magnésio (MgO), óxidos de cálcio (CaO), 
óxidos de ferro (FeO), óxido de silício (SiO2)) foram adicionados diretamente em 
uma amostra de petróleo para a realização do monitoramento das reações de 
descarboxilação e corrosão dos ácidos naftênicos presentes no óleo quando 
submetidos a elevadas temperaturas (300 e 350 °C), o mesmo teste foi feito no 
óleo sem a adição dos óxidos metálicos para fins comparativos. Com os 
resultados obtidos foi possível concluir que tanto as amostras que apresentam 
óxidos metálicos em sua composição quanto as amostras puras, possuem a 
tendência de sofrer descarboxilação gerando CO2 e ácidos de cadeia carbônica 
curta, como ácido metanoico, etanoico, propanoico, butanoico, resultado da 
decomposição térmica de ácidos naftênicos de alto peso molecular. O 
monitoramento da eficiência da descarboxilação termo catalítica dos ácidos 
naftênicos foi realizado avaliando-se a redução do NAT do petróleo original em 
relação ao que foi submetido ao aquecimento e também utilizou as análises de 
Espectrometria de Massas de Altíssima Resolução e Exatidão, na qual foi avaliado 
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o aumento nos valores da DBE.34,35 Dias et al. (2014) já havia realizado o 
monitoramento da descarboxilação e degradação dos ácidos naftênicos levando-
se em consideração somente a elevação da temperatura no petróleo bruto. Na 
comparação dos resultados obtidos em ambos estudos pode-se concluir que 
independente da adição do metal, há o processamento de reações de 
descarboxilação, no entanto os óxidos metálicos adicionados ao sistema podem 
funcionar como catalisadores reacionais, havendo uma maior eficiência nas 
reações de descarboxilação.12,35 
1.4.1. Dióxido do carbono (CO2) 
O gás CO2 que é liberado nas unidades de refino pelos mecanismos reacionais 
de descarboxilação, também pode ser encontrado na composição do ar 
atmosférico, sendo essencial para a vida do planeta. Tal gás participa de 
processos de vital importância para a manutenção da vida dos seres vivos e das 
plantas pois está diretamente relacionado aos processos de respiração e 
fotossíntese.36,37  
Contudo, com o advento da era industrial meados do século XVIII, até a 
atualidade, a concentração de dióxido de carbono na atmosfera aumentou em 
média de 280 mg.kg-1 para aproximadamente 370 mg.kg-1. Pesquisas recentes 
emitidas nos anos de 2014 foram capazes de detectar que as concentrações de 
CO2 alcançam valores de 400 mg.kg-1 ou superiores. Isso se deve a queima em 
larga escala de combustíveis fosseis e outras atividades humanas devido ao 
crescimento acelerado das indústrias utilização de automóveis, caminhões dentre 
outros meios de locomoção.36,38 
O dióxido de carbono além de provocar prejuízos ao meio ambiente quando 
emitido em larga escala, este também pode causar problemas de corrosão em 
equipamentos industriais. Dentre as diferentes formas de se produzir este gás, o 
estudo em questão destina-se a analisar o gás CO2 proveniente do petróleo, que 
pode ser oriundo de duas possíveis maneiras: quando encontra-se naturalmente 
dissolvido ou das prováveis reações de descarboxilação que os ácidos presentes 
no petróleo podem sofrer quando submetidos a altas temperaturas, conforme 
reação 4. Este é um dos fatores que podem contribuir com os elevados índices de 
corrosão de alguns petróleos.  
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Tal gás seco sozinho não é corrosivo, no entanto em contato com vapor de água 
no topo das torres de destilação nas refinarias promove elevadas taxas de 
corrosão. Assim, conforme reação 6 o dióxido de carbono se dissolve na presença 
da água formando ácido carbônico (H2CO3) que é corrosivo para o aço.39,40 
CO2(g) + H2O(l) ⇌ H2CO3(aq)                                                                  (6) 
A corrosão por CO2 é um dos tipos de ataques que pode ser encontrado na 
produção de óleo e gás, a maior parte das falhas em campos petrolíferos resulta 
da corrosão por CO2 em aço carbono e aços de baixa liga devida a baixa 
capacidade de resistência desses aços a esse tipo de ataque. A seguir pode-se 
observar detalhadamente as reações catódicas (7 – a/b/c) e reações anódicas (8) 
que ocorrem no processo corrosivo.39,40  
2H2CO3(aq) + 2e- ⟶ H2(g) + 2HCO3-(aq)                                    (7-a) 
2HCO3-(aq) + 2e- ⟶ H2(g) + 2CO3- (aq)                                                       (7-b) 
2H+(aq) + 2e-⟶ H2(g)                                                                         (7-c) 
Fe(s) ⟶ Fe2+(aq)+ 2e-                                                   (8) 
Importante ressaltar que, além da provável geração do CO2 como produto das 
reações de descarboxilação térmica, o mesmo também está presente 
naturalmente dissolvido no óleo em concentrações variadas de acordo com o tipo 
de reservatório, pois na maioria dos poços de petróleo, principalmente os de pré-
sal, existe uma alta concentração de CO2 proveniente das formações de rochas 
carbonáticas nos reservatórios ao longo de milhões de anos.39,40 
1.5. Técnica de cromatografia Gasosa 
A cromatografia gasosa destaca-se por ter um excelente poder de resolução que 
possibilita muitas vezes analisar dezenas de substâncias presentes em uma 
mesma amostra. O composto a ser analisado deve estar na forma gasosa e sua 
injeção na coluna de separação deve ser lenta e em volumes pequenos para 
garantir a eficiência do método e uma boa resolução. Outra vantagem do uso da 
cromatografia gasosa se deve aos baixos limites de detecção.41,42 Considerado 
umas das técnicas mais modernas de análise, destaca-se pela facilidade de 
efetuar separação, identificação e quantificação das espécies químicas.41 
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A cromatografia gasosa é um método físico-químico de separação na qual os 
diferentes componentes presentes na mistura complexa irão se distribuir entre as 
fases móvel e estacionária.43,44 A fase móvel é um gás que deve ser quimicamente 
inerte, economicamente viável, compatível com o detector. Este gás geralmente 
é armazenado em um cilindro pressurizado e será responsável em transportar as 
substâncias presentes na amostra para fora da coluna de separação, quando elas 
não estiverem interagindo com a fase estacionária. O hélio é o gás mais 
comumente utilizado, embora existam outros tipos de gases que também podem 
ser empregados, como o nitrogênio, hidrogênio e argônio.42,45 
A fase estacionária é mantida dentro de uma coluna que pode ser de vidro, 
alumínio, cobre ou aço inoxidável e normalmente é constituída por uma camada 
microscópica de líquido ou de polímero sobre um suporte sólido inerte.41 A 
interação do analito com a fase estacionária irá ocorrer em diferentes graus, por 
diferenças de polaridade ou de massa molecular dos componentes presentes na 
mistura, fazendo com que cada composto possua um tempo de retenção 
específico.  A substância que deseja-se analisar será eluída e detectada na saída 
da coluna por um detector que converterá os resultados em sinais gráficos 
(cromatograma) como pode-se observar na Figura 10.41,42 
 
Figura 10. Modelo de um cromatograma gerado em uma cromatografia gasosa.41 
Atualmente, existem uma variedade de detectores que podem ser aplicados na 
técnica de cromatografia gasosa (Ionização em chama; Espectrômetro de 
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massas; Fotoionização; Infravermelho com transformada de Fourier). No entanto, 
o detector por condutividade térmica foi um dos primeiros a ser aplicado à técnica 
de cromatografia gasosa. Caracteriza-se por ser um método de detecção não 
destrutivo e continua sendo largamente utilizado devido a sua simplicidade e 
capacidade de detectar compostos orgânicos e inorgânicos. O dispositivo possui 
um filamento geralmente de platina, ouro ou tungstênio que encontra-se dentro de 
uma caixa metálica. Este filamento é aquecido por uma corrente elétrica. O gás 
que pretende-se analisar passará pelo filamento quente a uma certa velocidade e 
essas moléculas irão retirar o calor do filamento quente. Importante salientar que, 
quanto menor a molécula, maior a velocidade, mais calor será retirado do 
filamento e consequentemente mais alta será a condutividade térmica. Devido a 
isso, os gases Hélio e Hidrogênio são amplamente utilizados como gases de 
arraste nessas análises, por serem moléculas pequenas e apresentarem alta 
condutividade térmica que, consequentemente, aumentam a sensibilidade dos 
compostos presentes.41,46 
A coluna de separação é um aparato importantíssimo para a técnica de 
cromatografia gasosa. Para a geração de dados confiáveis, se faz necessário ter 
conhecimento do tipo de coluna que será utilizado nas análises, suas vantagens 
e desvantagens e se a mesma é compatível com a amostra. As colunas mais 
comumente utilizadas na cromatografia gasosa são as do tipo recheada ou 
capilar. 41,47 
Colunas recheadas são fabricadas a partir de tubos de metal ou de vidro, com 
diâmetro interno de 3 a 4 mm e comprimento que pode variar de 1 a 6 metros. 
Esses tubos são densamente recheados com um material uniforme e finamente 
dividido ou apresentam um preenchimento interno sólido recoberto com uma fina 
camada de fase estacionária líquida. As colunas capilares apresentam um 
diâmetro reduzido de 0,1 a 0,5 mm e são colunas que apresentam um 
comprimento relativamente maior quando comparadas as colunas recheadas, que 
podem variar de 10 a 100 metros. Tais colunas possuem as paredes internas 
recobertas por um fino filme de fase estacionária líquida ou sólida.41,47 
Para a obtenção de um cromatograma ideal, os picos devem apresentar-se 
separados e simétricos. No entanto, na prática podem ocorrer sobreposições 
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parciais devido a ineficiência na separação pela coluna, existência de substâncias 
na amostra que apresentam tempo de retenção bem próximos ou até mesmo a 
presença de picos com assimetria frontal ou caldas. A assimetria frontal é 
ocasionada pelo excesso de amostra injetada ou uso de colunas em temperatura 
abaixo do ideal para uma determinada análise. As caldas ocorrem devido a falhas 
na técnica da injeção da amostra e a adsorção excessiva na fase estacionária ou 
suporte.41 
Para uma melhor eficiência na separação dos diferentes componentes presentes 
a amostra e redução no tempo de análise, torna-se necessário realizar o controle 
da temperatura da coluna, para isso, verifica-se a necessidade de aplicação de 
uma temperatura constante ou utilizar a técnica de temperatura programada que 
consiste em aumentar a temperatura com uma variação linear ou não durante a 
análise. As temperaturas mais baixas são ideais para que solutos com baixo ponto 
de ebulição possam eluir com picos separados e o aumento da temperatura 
diminui a retenção de substâncias com maior ponto de ebulição.41,48 
Além das dificuldades citadas acima, a cromatografia gasosa convencional 
também apresenta outras desvantagens, dentre elas destaca-se o tempo de 
análise, onde cada uma dura em torno de 30 minutos. Dificuldade na amostragem 
e o preparo da amostra, pois amostras gasosas requerem uma metodologia de 
coleta para posterior análise.47 Além disso, são equipamentos pesados e grandes, 
facilmente suscetíveis a falhas de suas partes mecânicas. Diante dessas 
dificuldades a aplicação do cromatógrafo convencional para algumas indústrias 
torna-se insatisfatória.  
1.5.1. Microcromatografia gasosa 
Para solucionar essas problemáticas, em 1970 Terry et al. propôs a miniaturização 
dos componentes chave do cromatógrafo convencional. Para isso, aplicou-se 
técnicas micro mecânicas associado a integração do instrumento em um único 
chip. Esta proposta tem como objetivo tornar o equipamento portátil, capaz de 
trabalhar em qualquer lugar e de fazer análises precisas, automáticas e contínuas 
(on-line) das amostras gasosas. No entanto, devido a uma variedade de 
problemas técnicos que surgiram ao longo dos testes, o microcromatógrafo 
gasoso de Terry não foi implementado para uma produção em massa. Com as 
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experiências e conhecimentos adquiridos ao longo dos anos, proporcionou a 
produção de um cromatógrafo portátil pela MTI Inc. (EUA) no final dos anos 
1980.49 
Na pesquisa em questão, aplicou-se a técnica de cromatografia gasosa com o uso 
do microcromatógrafo.  Este equipamento apresenta todos os dispositivos 
necessários para a excussão de técnica, porém miniaturizados, todos presentes 
em um módulo. A redução significativa do tamanho e do peso do instrumento foi 
conseguida pela miniaturização dos componentes essenciais tais como, injetor e 
o detector de condutividade térmica (TCD). As saídas do injetor estão ligadas a 
duas microcolunas capilares, onde cada uma está ligada a um TCD. As colunas e 
os TCDs são embalados dentro da câmara termicamente isolada equipada com 
aquecedor e sensor de temperatura. Na Figura 11 temos uma exemplificação 
ilustrativa do caminho percorrido pela amostra pelo gás de arraste ao longo do 
equipamento passando pelo injetor, coluna de separação e por fim detector.49 
 
Figura 11. Caminho percorrido pela amostra gasosa dentro do micro cromatógrafo.50 
O detector de condutividade térmica é semelhante ao sistema de injeção feito 
como vidro/silício anodicamente ligados ao chip. Os aquecedores e as 
resistências sensíveis à temperatura são feitas de filmes finos metálicos em uma 
membrana dielétrica, suspensos sobre um canal de gás profundamente gravado 
em um substrato de silício. Todas as peças são de micrómetros de tamanho, com 
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peso extremamente baixo, o tempo de resposta está na ordem de 
milissegundos.49 
A miniaturização do equipamento que realiza a técnica de cromatografia mostra-
se versátil de acordo com a metodologia aplicada e considerada vantajosa 
comparada a cromatografia convencional possibilitando a realização de análises 
imediata no local onde o gás é liberado, otimizando assim o tempo de 
amostragem. Ademais, o equipamento destaca-se por requerer volumes 
pequenos de amostra e apresentar um curto tempo de análise, aproximadamente 
150 segundos.47,51,52 Com a fabricação do cromatógrafo portátil, ampliou-se as 
possibilidades de aplicação desta técnica em diversas áreas, tais como: 
exploração espacial, setores de energia, meio ambiente, petroquímicos, indústria 
química, produção de alimentos, dentre outros.41,50 
Pesquisas recentes indicam o crescente avanço da técnica de microcromatografia 
em diversas áreas. Em 2016, Tzeng et al. aplicaram a microcromatografia na área 
da saúde, na qual realizaram análise dos compostos orgânicos voláteis (COV) em 
amostras de ar expiradas por humanos, com o objetivo de detectar o câncer de 
pulmão. Os resultados possibilitaram a detecção de sete tipos de câncer.53 Na 
área de alimentos esta técnica também foi satisfatória. Em Cilindre et al., os 
autores determinaram simultaneamente os gases CO2 e etanol presentes em 
amostras de Champagnhe.54 Em 2013, Kawamura et al. analisaram os isótopos 
de hidrogênio gerados em reatores de fusão de combustível.55 Neste mesmo ano, 
Matsumoto et al. aplicaram a microcromatografia para analisar a qualidade e 
pureza dos gases a fim de comercializa-los com certificado de referência.56 Toda 
(2014) reportou a aplicação da técnica na área ambiental com o monitoramento 
de compostos químicos e gases emitidos na atmosfera pelas indústrias e pelo 
homem.57 No entanto, não existem relatos sobre a aplicação da 
microcromatografia gasosa no setor de combustíveis, petróleo e gás, tornando 
este estudo inédito nesta área e muito importante para o controle da corrosão nas 
indústrias petroquímicas. 
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2. OBJETIVOS 
2.1. Objetivo Geral 
Detectar e quantificar os teores de gás CO2 gerados durante a destilação de 
petróleos utilizando o equipamento de microcromatografia gasosa. Após estudos 
experimentais, deseja-se elucidar um possível mecanismo reacional para a 
descarboxilação dos ácidos naftênicos quando submetidos a altas temperaturas 
e que podem levar à formação deste gás. 
2.2. Objetivos Específicos 
Para alcançar o objetivo geral, foram delineados os seguintes passos específicos: 
 Desenvolver uma metodologia para análise quantitativa de CO2. 
 Otimizar o método qualitativo e quantitativo para a análise do CO2.  
 Acoplar o microcromatógrafo gasoso na Unidade manual de destilação de 
petróleo existente no Labpetro – UFES para a realização de análises “on-line”. 
 Elucidar os mecanismos de descarboxilação de ácidos naftênicos formando 
CO2. 
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3. METODOLOGIA 
Neste tópico serão expostos de forma detalhada o procedimento, materiais, 
reagentes e equipamentos que foram necessários para a realização deste estudo. 
Primeiramente, foi necessário implementar uma metodologia de detecção e 
quantificação do gás CO2 com o equipamento que faz uso da técnica de 
microcromatografia gasosa. Após a implementação, realizou-se a otimização 
desta metodologia para garantir a geração de dados de forma segura, confiável e 
satisfatória. 
Para o desenvolvimento deste estudo todas as análises de caracterização físico-
químicas dos óleos, tais como teores de salinidade, água, enxofre, densidade, 
acidez e destilação foram realizadas segundo as normas internacionais ASTM e 
executadas no LABPETRO do DQUI/UFES.  
3.1. Implementação da metodologia para análise do CO2 
A marca do microcromatógrafo gasoso utilizado nesta pesquisa é INGRA AG, 
modelo I-Graph XS II. Primeiramente, realizou-se a instalação do software 
(Software Professional GC Manager I-Graph-X), para que posteriormente pudesse 
ser realizado o desenvolvimento e otimização da metodologia de detecção e 
quantificação do gás CO2 em baixas concentrações. O procedimento consistiu em 
adquirir um padrão de referência certificado deste gás com uma concentração 
conhecida diluído em Hélio.  
Em seguida, utilizando o padrão de referência, encontrou-se as condições ideais 
para o método: temperatura, rampa de temperatura, pressão de injeção, volume 
de injeção e tempo de análise. De acordo com as condições de otimização ideais 
encontradas, determinou-se a área do pico do CO2 no cromatograma gerado pelo 
equipamento. 
Todos os dados obtidos ao longo do desenvolvimento e otimização do método 
foram salvos no software como metodologia de análise de CO2. Tal método, após 
ser implementado e otimizado, foi aplicado na quantificação dos teores de CO2 
gerados pelos petróleos durante o processo de destilação.  
 49 
 
3.2. Detecção do CO2 por Microcromatografia Gasosa 
O microcromatógrafo (Figura 12) aplicado neste estudo é constituído por duas 
microcolunas em formato de um chip, tais colunas apresentam 86 cm de 
comprimento cada e um filme de 0,5 µm de fase estacionária composta de silício-
orgânico. Os detectores são de condutividade térmica e funcionam 
separadamente, com possibilidade de duas análises simultâneas.50 
 
Figura 12. Foto do Micro CG I-Graph XS – Fabricante Inrag AG.50 
Tal equipamento foi desenvolvido para análises de derivados gasosos oriundos 
do petróleo. O microcromatógrafo possibilita analisar compostos leves na primeira 
coluna (CO2, N2, H2, C2 a C5) e compostos mais pesados na segunda, (C6 ~ C13), 
tais substâncias possuem distintos tempos de retenção, o que facilita o processo 
de detecção e quantificação. O equipamento vem acompanhado de um cilindro 
portátil para armazenar o gás de arraste. As especificações do microcromatógrafo 
estão listadas na Tabela 5.50 
Tabela 5.Especificações do microcromatógrafo.50 
Dimensões 150 x 305 x 280 mm 
Peso 3,5 kg 
Detector Condutividade térmica (TCD) 
Tempo de análise 30 s a 180 s 
Temperatura ambiente +2°C a +55°C 
Temperatura máxima de análise +350°C 
Rampa máxima de temperatura 10°C/s 
Volume de amostragem 0,05 μL a 8 μL 
Pressão de amostra -0,6 bar a +0,8 bar 
Gás de arraste: He, Ar, N2, H2 
Cartucho de cilindro 10 bar 
Pressão do gás de arraste 3,5 bar 
Consumo de gás de arraste 500 μL/min 
Sensibilidade 50 ppm 
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3.3. Seleção das amostras 
Adicionalmente, foram selecionadas oito amostras de petróleo na qual tinha-se o 
interesse de investigar a geração de CO2. Tais petróleos são das bacias 
sedimentares da costa brasileira e apresentam ºAPI na faixa de 14 a 30.  
Para melhor entendimento dos resultados e sigilo das amostras oriundas da 
Petrobras S.A., os petróleos foram nomeados em ordem alfabética como: A, B, C, 
D, E, F, G e H. Os petróleos E, F e G foram destilados e quantificados quanto aos 
teores de CO2 tanto nos óleos originais quanto nos óleos após passarem por um 
processo de lavagem com água deionizada na qual foram denominados ELav, FLav 
e GLav. 
3.3.1. Procedimento de Lavagem dos óleos E, F e G 
O procedimento de lavagem das amostras foi realizado no laboratório de química 
do CENPES/Petrobras. Para a lavagem de tais óleos, primeiramente foi 
necessário aquecê-los em estufa por 30 minutos, não ultrapassando temperaturas 
superiores a 60 °C. Após aquecimento, uma carga de 5 L foi adicionada ao vaso 
de separação que possui capacidade máxima de 10 L. Em seguida adicionou-se 
7 mL de desmulsificante 100 mg.kg-1 de concentração. A mistura foi 
homogeneizada a uma velocidade de 80 rpm por um tempo de 15 minutos com o 
auxílio de agitador mecânico (marca Polytron, modelo PT 10-35 GT). Em seguida, 
adicionou-se água deionizada, na qual a quantidade dependeu do óleo, que variou 
de 10 a 50% da massa de petróleo colocada no vaso de separação gravitacional. 
A mistura novamente foi homogeneizada por um tempo de 60 minutos utilizando 
a mesma velocidade aplicada anteriormente. O banho de aquecimento de vaso 
gravitacional permaneceu numa temperatura de 40-60 °C durante todo 
procedimento. Em seguida, deixou-se a mistura em repouso coletando-se 
volumes de água obtidos pela separação gravitacional a cada 30 minutos. 
Realizou-se este procedimento até a retirada de toda água adicionada. Os 
petróleos “E”, “F” e “G” após o procedimento de lavagem os óleos foram 
denominados “ELav”, “FLav” e “GLav ”, e foram caracterizados a fim de verificar 
possíveis variações ocorridas.58 
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3.4. Caracterização das amostras 
Todas as amostras de petróleo destiladas passaram previamente pelas análises 
químicas descritas nos tópicos a seguir. Este procedimento foi adotado com o 
objetivo de conhecer a amostra e tentar relacionar alguma variável de 
caracterização com os resultados dos teores de CO2 obtidos. 
3.4.1. Índice de Salinidade Total (IST) 
O IST foi determinado de acordo com o método ASTM D 6470 otimizado por 
Morigaki et. al. A amostra previamente pesada em um béquer de 250 mL com uma 
massa aproximada de 40g, em seguida foi transferida quantitativamente para o 
balão de extração com capacidade de 2L. A este mesmo béquer adicionou-se 70 
mL de xileno, com o objetivo de remover todo o petróleo remanescente, em 
seguida este volume também foi transferido para o balão de extração. 
Posteriormente, adicionou-se ao béquer 25 mL de isopropanol e por fim 15 mL de 
acetona.17,59  
Ao final da transferência da amostra e dos solventes orgânicos, o sistema foi 
devidamente montado seguindo as normas de segurança estabelecidas pelo 
laboratório. A mistura foi aquecida e mantida em ebulição por 5 minutos. Ao final 
deste tempo adicionou-se 125 mL de água ultrapura, pré-aquecida, e retomou-se 
a ebulição por mais 30 minutos. Após este tempo a mistura foi deixada em repouso 
para o resfriamento e a separação das fases água-óleo. Drenou-se a fase aquosa 
utilizando um papel de filtro de filtração rápida, para reter possíveis impurezas.17,59 
O extrato aquoso obtido da amostra de petróleo foi analisado por titulação 
potenciométrica usando um analisador digital automático Metrohm, modelo 
Titrando 809, com resultados reportados em teor de NaCl (mg.kg-1). 17,59 
3.4.2. Teor de água  
A determinação do teor de água nas amostras de petróleo é importante para evitar 
problemas durante o processo de destilação. Este teor foi determinado pelo 
método potenciométrico Karl Fischer (KF), de acordo com o procedimento padrão 
ASTM D 4377, que abrande teores na faixa de 0,02% a 2% (v/v). Valores 
superiores a este não são cobertos por esta norma.19 
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Para a análise utilizou-se o titulador automático Methohm, modelo Titrando 836, 
da, equipado com módulo de agitação magnética modelo 803 Ti Stand.  
Para a determinação do teor de água, injetou-se a amostra no solvente de 
titulação, constituído de uma mistura dos solventes xileno P.A. e metanol P.A., e 
a titulação procedeu-se utilizando o titulante de Karl Fischer 5 mg.L-1, previamente 
padronizado. O equipamento reporta os resultados automaticamente em mg.kg-1, 
com seus respectivos desvios padrão referente a análise em triplicata.19 
3.4.3. Densidade e Grau API  
A densidade foi determinada em conformidade com a norma ASTM D 5002. As 
análises foram realizadas por injeção da amostra em um densímetro automático 
digital da Anton Paar modelo DMA 5000M. As medidas foram conduzidas a 20 °C. 
Os resultados de densidade obtidos foram aplicados para a conversão dos dados 
para °API. 21 
3.4.4. Número de Acidez Total (NAT) 
O NAT dos petróleos foi determinado conforme a norma ASTM D 664 utilizando 
um titulador potenciométrico da Metrohm, modelo titrando 905, equipado com 
módulo de agitação magnética modelo 803 Ti Stand. O procedimento consiste em 
pesar a amostra de petróleo, na qual a massa irá variar conforme acidez, ou seja, 
5 g para óleos de alta acidez e 20 g para óleos de baixa acidez. A massa pesada 
será dissovida em 125 mL de solvente para titulação (tolueno, isopropanol e água 
ultrapura). O titulante foi uma solução alcoólica de hidróxido de potássio (KOH) 
0,1000 mol.L-1 previamente padronizada.  
As análises foram realizadas em triplicata e os valores reportados 
automaticamente pelo equipamento em mgKOH.g-1. O limite de detecção do 
método é 0,0100 mgKOH.g-1 de ácido no óleo.10 Petróleos com NAT>0,5 mg 
KOH.g-1 são classificados como petróleos de alta acidez e podem causar sérios 
problemas de corrosão nas operações do refino.11,12,13 
3.4.5. Enxofre Total 
O enxofre total foi determinado em conformidade com a norma ASTM D 4294. O 
método consiste na análise das amostras de petróleo pela técnica de 
 53 
 
fluorescência de Raio-X com energia dispersiva, equipamento da marca HORIBA, 
modelo SLFA-2800. O limite de detecção é 0,005 wt% de enxofre total.20 
3.5. Análise do Branco da concentração de CO2 presente no interior 
da Unidade de Destilação 
Levando-se em conta a presença de CO2 no ar atmosférico, realizou-se 
periodicamente antes de se dar início as destilações um branco do ar presente 
dentro da unidade de destilação. O microcromatógrafo foi programado para 
realizar de 5 - 10 injeções e ao final registrava-se uma média dessas 
concentrações. Tais valores foram descontados das concentrações de CO2 
obtidas ao longo de toda destilação. 
3.6. Análise e quantificação do teor de CO2 gerados ao longo da 
destilação do petróleo  
Os estudos foram realizados em uma unidade de destilação manual já 
implementada no Laboratório de destilação do LABPETRO no DQUI/UFES 
(Figura 13). Na qual a metodologia do processo de destilação adotado seguiu 
como referência estudos realizados por Chimin (2013) e Chimin et al (2013).14,15 
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               Figura 13. Sistema de destilação atmosférica - LABPETRO/UFES.15 
O procedimento adotado para os petróleos selecionados antes de se iniciar cada 
destilação foi a prévia homogeneização realizada por agitação mecânica orbital 
por um tempo de 10 minutos. A seguir, os mesmos foram pesados em uma 
balança semi-analítica e obtida uma massa de aproximadamente 2,5 kg. 
A taxa adotada para o aquecimento do óleo durante as destilações foi de 1 °C/min 
com objetivo de padronizar o tempo de análise para todos os petróleos e manter 
um aquecimento constante durante todo o processo.14,15 O CO2 evoluído durante 
a destilação foi quantificado pelo microcromatógrafo. Os dados quantitativos de 
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concentração de CO2 gerados pelo microcromatógrafo foram relacionados aos 
valores crescentes de temperatura do petróleo obtido pelo processo de destilação, 
obtendo-se a variação na concentração de CO2 de acordo com a temperatura. 
Esses dados foram avaliados na tentativa de entender o processo de evolução do 
CO2 com o aquecimento do petróleo e com isso elucidar os possíveis mecanismos 
reacionais que podem estar levando a formação/liberação deste gás. 
Com o objetivo de otimizar o tempo do estudo, a captura de CO2 na unidade 
manual de destilação foi realizado concomitantemente com as pesquisas de 
captura de vapores ácidos já existente no laboratório de destilação em parceria 
com a Petrobras/CENPES. Para isso, a primeira etapa dessa pesquisa foi 
destinada a avaliar a melhor disposição da sonda de captura do CO2 na unidade 
manual de destilação, de forma que não interferisse nos resultados das pesquisas 
que já estavam em andamento. Para isso realizou-se cinco destilações conforme 
descrito nos tópicos a seguir. Posteriormente, na segunda etapa deste estudo, na 
qual a metodologia já estava bem estabelecida, foi dedicada a avaliar de forma 
mais criteriosa os resultados de quantificação de CO2 obtidos. 
3.6.1. Ajuste da disposição da sonda de captura de CO2 
A captura do gás CO2 liberado ao longo de toda a destilação do óleo foram 
realizadas através de uma sonda de aço inox de 1,5 m de comprimento e 1/16” 
(1,58 mm) de diâmetro acoplada ao microcromatógrafo gasoso. Os primeiros 
testes tiveram o objetivo de estudar a melhor disposição desta sonda no topo da 
unidade de destilação para a realização das leituras “on-line”. Também testou-se 
a capacidade do microcromatógrafo em succionar o CO2 nas destilações em 
pressões reduzidas (100 mmHg e 2 mmHg). 
Para isso, testou-se três maneiras diferentes: sonda acoplada diretamente na 
saída do topo da torre de destilação; sonda acoplada após saída do topo por uma 
conexão de vidro em Y, por fim, sonda acoplada após saída do topo por uma 
conexão retilínea. Analisou-se os resultados a fim de estabelecer a metodologia 
mais adequada de dispor a sonda “on-line” no topo na unidade de destilação. 
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3.6.2. Interpretação dos resultados da evolução do CO2 ao longo das 
destilações 
Com a metodologia estabelecida, realizou-se as destilações dos petróleos E, F e 
G.15,22 Com os resultados pode-se interpretar as variações nos teores de CO2 
observadas ao longo de toda destilação e a origem dos mesmos. 
Para tentar explicar o aparecimento de altos teores de CO2 nas temperaturas em 
torno de 100-150°C realizou-se a destilação do petróleos ELav, FLav e GLav . 14,15 
Na destilação do petróleo H, adotou-se uma metodologia no início da destilação 
diferente das demais, a fim de confirmar a hipótese da presença de CO2 de origem 
natural. Para isso, primeiramente realizou-se a carga do balão de destilação com 
a mesma massa de costume (~2,5 kg) em seguida aqueceu-se este óleo com uma 
taxa de aquecimento de 1°C/min até uma temperatura de 100-150°C, atingindo 
esta temperatura o aquecimento foi cessado e deixou a amostra resfriar até a 
temperatura ambiente. Após resfriamento iniciou-se novamente a destilação, 
seguindo a mesma metodologia para a destilação dos petróleos anteriores.14,15 
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4. RESULTADOS E DISCUSSÕES  
4.1. Implementação da metodologia para análise do CO2 
O desenvolvimento e otimização da metodologia para quantificação do CO2 
baseou-se na calibração do equipamento a partir de um padrão gasoso de CO2 
com certificação da Rede Brasileira de Calibração (RBC) (498,6 mg.kg-1 ± 0,48%). 
Tal padrão foi conectado ao microcromatógrafo gasoso em um sistema fechado, 
conforme Figura 14, de maneira a garantir que o equipamento realizasse a leitura 
e quantificação do CO2 padrão presente no cilindro, excluindo a presença de 
outros gases.  Durante os testes buscou-se as melhores condições de tempo de 
análise, temperatura inicial da coluna, rampa de temperatura e volume de amostra 
e os resultados obtidos encontram-se na Tabela 6. 
 
Figura 14. Configuração do equipamento conectado ao cilindro contendo padrão de CO2 e ao 
cilindro de gás de arraste. 
 
Tabela 6. Condições instrumentais do microcromatógrafo para quantificação de CO2. 
Parâmetro Condição otimizada 
Tempo de análise 60s 
Temperatura inicial da coluna 70 °C 
Rampa de temperatura A partir de 30 s até 165 °C 
Volume de amostra  8µL 
Durante uma destilação de petróleo há liberação de outros compostos gasosos. 
Desta forma, a otimização da metodologia foi necessária para garantir a 
especificidade na identificação e quantificação do CO2. Para tal procedimento, o 
equipamento foi condicionado para identificar o CO2 através da injeção de um 
padrão de referência certificado diretamente na coluna cromatográfica até sua 
completa saturação. A resposta obtida permitiu ter conhecimento do tempo de 
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retenção específico para este gás, assim como a intensidade do pico 
correspondente a concentração do padrão de referência. O tempo de retenção 
atribuído especificamente ao CO2 foi utilizado na configuração do método, 
garantindo a quantificação do CO2 e excluindo a presença de outros gases. O 
cromatograma mostrado na Figura 15, refere-se a uma injeção do padrão 
realizada no microcromatógrafo, respeitando as condições ideais encontradas. A 
área atribuída ao CO2 foi determinada pela integração da região abaixo do pico 
de CO2 e comparada com o padrão de gás. 
 
Figura 15.Cromatograma obtido na análise do padrão de referência de CO2. 
Após a implementação do método, o padrão de referência certificado na 
concentração de 498,6 mg.kg-1 foi injetado no microcromatógrafo para avaliar a 
capacidade da metodologia em analisar os teores de CO2 com exatidão. Para a 
confiabilidade, esta validação foi realizada em duplicata, na qual realizou-se 20 
injeções na microcoluna em cada teste. Na Tabela 7 constam os dados de 
estatísticos realizados a partir do teste t-student. Por meio deste estudo estatístico 
pode-se concluir que os valores medidos pelo microcromatógrafo estão de acordo 
com o reportado pelo padrão de referência em um intervalo de confiança de 95%. 
Tabela 7. Estudo estatístico dos teores de CO2 medidos em relação a concentração de 498,6 
mg.kg-1 do padrão de CO2 utilizado. 
 Avaliação 1 Avaliação 2 
N° amostragem 20 20 
Média 501,6 504,8 
Desvio Padrão 13,7 14,3 
Nível de confiança (95%) 6,4 6,7 
Mínimo 495,1 498,1 
Máximo 508,0 511,5 
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4.2. Caracterização das amostras 
Na Tabela 8 tem-se a caracterização de todos os óleos destilados.  
Tabela 7. Caracterização dos óleos usados no estudo. 
Amostra 
IST  
(mg.kg-1) 
Karl Fischer 
(% m/m) 
°API 
NAT 
(mgKOH.g-1) 
Enxofre 
 (% m/m) 
AJUSTES NA METODOLOGIA DE CAPTURA DO CO2 
A 774,3 ± 0,2 0,70 ± 0,02 14,9 1,77 ±  0,04 0,77 ± 0,00(02) 
B 59,3 ± 0,7 0,06 ± 0,01 29,1 0,29 ± 0,00(1) 0,36 ± 0,00(04) 
C 61,2 ± 0,4 1,31 ±0,06 29,9 0,24 ± 0,00(04) 0,23 ± 0,00(07) 
D 114,3 ± 0,2 0,08 ±0,00(4) 28,5 0,42 ± 0,03 0,40 ± 0,00(03) 
INTERPRETAÇÃO NAS VARIAÇÕES DA CONCENTRAÇÃO DE CO2 
E 45,4 ± 0,2 0,02 ± 0,04 28,5 0,30 ± 0,01 0,37 ± 0.00(05) 
ELav 35,5 ± 0,1 0,14 ± 0,01 27,4 0,34 ± 0,01 0,38 ± 0,00(03) 
F 935,8 ± 0,1 0,21 ± 0,00(1) 27,4 0,92 ± 0,01 0,31 ±0,00(02) 
FLav 989,2 ± 0,1 1,60 ± 0,04 27,6 0,97 ± 0,01 0,31 ±0,00(1) 
G 55,0 ± 0,1 0,08 ± 0,00(4) 29,8 0,24 ± 0,02 0,35 ± 0,00(03) 
GLav 11,1 ± 0,0(1) 0,01 ± 0,00(1) 28,0 0,21 ± 0,06 0,37 ± 0,00(01) 
H 0,0(3) ± 0,0(1) 0,08 ± 0,00(5) 28,7 0,27 ± 0,01 0,36 ± 0,00(05) 
Quando avaliamos o IST, nota-se que os petróleos A e F apresentam uma elevada 
salinidade que mesmo após o procedimento de lavagem deste último com água 
deionizada o valor manteve-se na mesma ordem de grandeza, supondo haver 
uma possível ineficiência em alguma etapa do processo de lavagem deste óleo. 
Os demais óleos possuem baixos valores de IST. Para os petróleos E e G 
observou-se uma redução destes valores após processo de lavagem. O controle 
do IST pelas refinarias é essencial para evitar prejuízos relacionados a corrosão 
ácida (formação de HCl(g)) do topo da coluna de destilação.14,15 
O mais importante a ser observado nos óleos lavados foi que os valores de NAT 
e Enxofre permaneceram inalterados como já esperado, pois sabe-se que para 
reduzir a acidez de um óleo é muito comum a indústria adotar procedimentos com 
soluções alcalinas.28 A acidez total (NAT) será uma variável de caracterização 
importante e foi utilizada para avaliar os resultados na discussão deste trabalho. 
Com isso, observa-se que o valores de NAT mostraram-se elevados para as 
amostras A e F 1,77 e 0,92 mgKOH.g-1, respectivamente. As demais amostras 
exibiram baixa acidez e com valores relativamente próximos variando no intervalo 
de 0,20 - 0,30 mgKOH.g-1. Esta mesma semelhança nos valores pode ser notada 
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para o teor de enxofre, que com exceção do petróleo A (0,77 % m/m). Os demais 
exibiram resultados menores ou igual a 0,40 % m/m. 
A classificação quanto a densidade percebe-se que, com exceção do petróleo A, 
classificada como um óleo pesado, todos os demais são petróleos médios e 
apresentam °API bem próximos.22 Avaliando as outras caracterizações, percebe-
se que as amostras possuem teor de água relativamente baixo (<1%), com 
exceção dos petróleos C e FLav.  
4.3. Análise e quantificação do teor de CO2 gerados ao longo da 
destilação do petróleo  
4.3.1. Ajuste da disposição da sonda de captura de CO2 
4.3.1.1. Destilação do petróleo A 
Os testes para a detecção de CO2 com o microcromatógrafo gasoso acoplado na 
unidade manual de destilação foram iniciados com a destilação do Petróleo A. O 
equipamento foi acoplado à unidade de destilação por meio de uma sonda de aço 
inox até próximo ao topo da coluna de destilação, conforme Figura 16. 
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Figura 16. Protótipo da unidade manual de destilação atmosférica acoplada ao microcromatógrafo 
gasoso. 
O equipamento foi programado para bombear os vapores presentes dentro da 
unidade de destilação, quantificando assim os teores de CO2 presentes durante 
todo o período de destilação, totalizando 153 análises cromatográficas para a 
destilação do petróleo A, onde cada análise originou um cromatograma 
compatível com a concentração do gás CO2 presente dentro da unidade no 
momento da injeção.  
Na Figura 17, temos um exemplo de um cromatograma referente a uma das 
injeções realizadas durante a destilação de tal óleo. Pode-se notar o equipamento 
identifica e integra o pico referente ao CO2, no entanto também foi capaz de 
separar outros gases que são gerados durante o processo de destilação, porém 
não foi possível identifica-los e quantifica-los devido à ausência de calibração com 
padrões de referência específicos para tais gases. 
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Figura 17. Cromatograma referente a uma injeção realizada pelo microcromatógrafo durante a 
destilação do Petróleo A. 
O intervalo entre as injeções foi de 150 segundos. Deste total, 60 segundos são 
utilizados para a realização de uma análise e os 90 segundos restantes é o tempo 
em que o equipamento precisa para se reestabelecer para uma nova injeção, 
retomando as configurações iniciais de análise, realizando o resfriamento da 
coluna e limpeza da mesma com o gás de arraste.  
Os dados de temperatura do petróleo foram criteriosamento anotados no exato 
momento que o microcromatógrafo realizava a injeção do gás para dentro da 
coluna de separação. Ao final da destilação, os teores de CO2 quantificados pelo 
microcromatógrafo foram salvos em uma planilha de dados, na qual 
primeiramente realizou-se o ajuste das concentrações subtraindo pela média dos 
valores das leituras do branco (494 mg.kg-1) realizadas no início da destilação. Os 
teores de CO2 após descontado o valor do branco foram correlacionados com os 
valores de temperaturas do óleo, conforme Tabela 9. 
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Tabela 8. Dados da temperatura e teores de CO2 do petróleo A. 
Temp. 
do óleo 
(°C) 
Teor de 
CO2 
(mg.Kg-1) 
Temp. 
do óleo 
(°C) 
Teor de 
CO2 
(mg.Kg-1) 
Temp. 
do óleo 
(°C) 
Teor de 
CO2 
(mg.Kg-1) 
Temp. 
do óleo 
(°C) 
Teor de 
CO2 
(mg.Kg-1) 
32,0 515 65,1 544 163,3 523 257,0 7886 
33,2 580 65,2 539 164,9 537 261,7 9258 
34,5 594 66,0 541 166,9 525 264,8 9826 
37,2 583 69,0 524 169,6 520 268,9 9679 
38,0 608 72,3 546 172,5 526 272,0 8311 
39,3 614 75,0 548 175,0 504 276,5 8825 
40,5 605 79,1 584 177,0 500 280,5 9061 
41,5 605 78,5 596 181,4 482 284,1 6768 
42,2 605 78,1 597 184,8 478 287,9 8664 
42,6 596 77,9 583 187,0 482 287,7 8782 
43,0 593 77,7 579 188,0 481 287,5 8186 
43,8 588 77,5 575 189,8 481 294,4 9423 
44,2 589 77,9 564 193,1 471 295,0 10401 
44,7 589 80,0 558 196,7 467 297,8 11312 
45,1 581 82,8 567 200,7 460 297,2 10708 
45,3 581 84,8 570 201,9 461 295,4 11862 
45,5 577 90,2 600 202,6 473 292,0 13298 
45,9 572 90,2 612 202,5 472 289,8 13442 
46,1 569 92,1 639 202,1 501 291,8 13249 
46,5 565 93,8 654 207,9 557 296,3 14564 
47,1 562 97,7 666 211,1 630 301,4 12544 
52,9 571 102,0 686 213,1 705 303,9 10705 
62,3 583 105,4 724 215,1 810 308,5 10675 
65,8 618 109,8 789 217,0 934 310,0 10530 
63,8 650 120,4 902 217,9 1109   
63,4 647 125,3 1116 219,0 1333   
63,4 635 129,9 1475 220,5 1501   
63,4 620 133,2 1899 221,9 1751   
63,6 605 136,4 2406 224,6 2062   
63,9 593 138,1 2637 227,5 2339   
64,1 560 139,7 2384 228,9 2743   
63,0 567 141,2 1808 230,2 3223   
64,0 576 144,8 1270 232,5 3569   
64,1 567 146,6 1108 235,9 3788   
64,5 564 143,0 1714 239,2 4067   
64,7 560 147,9 1141 240,0 4380   
64,7 560 149,4 965 241,9 4741   
64,9 550 150,9 865 244,6 5063   
64,9 552 154,8 697 246,9 5507   
65,1 554 158,3 676 248,5 5929   
65,1 527 159,9 636 248,5 6273   
64,4 546 161,0 564 248,5 7282   
65,0 545 162,6 533 254,3 7676   
Com os dados apresentados na Tabela 9, foi possível construir o gráfico que 
representa os teores de CO2 em função da temperatura do petróleo (Figura 18). 
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Percebe-se que as elevações das concentrações de CO2 ocorreram próximas da 
temperatura de 140 °C e posteriormente na temperatura de 250 °C.  
 
Figura 18. Relação gráfica entre os teores de CO2 em função da temperatura do petróleo A. 
Diante dos resultados apresentados, tentou-se detectar os teores de CO2 às 
pressões reduzidas (100 mmHg e 2 mmHg). Para isso, houve a necessidade de 
adaptar a sonda em outra posição utilizando um sistema de conexão em formato 
de Y conforme pode ser observado na Figura 19 (foto real do sistema) e Figura 
20 (protótipo ilustrativo). 
 
Figura 19. Foto do sistema utilizado para teste à pressão reduzida. 
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Figura 20. Figura ilustrativa da unidade manual de destilação a pressão reduzida acoplada ao 
microcromatógrafo gasoso. 
Entretanto, os teores de CO2 capturados com a pressão reduzida permaneceram 
constantes em torno de 400 mg.kg-1, próximo ao teor de CO2 encontrado no ar. 
Este fato sugere que a bomba injetora de amostra acoplada no equipamento não 
superou a bomba utilizada para reduzir a pressão da unidade de destilação, tanto 
para 100 mmHg quanto para 2 mmHg. 
4.3.1.2. Destilação do petróleo B 
Com a destilação do petróleo A foi possível observar que o microcromatógrafo 
atende as expectativas de análise do gás CO2 durante toda a destilação na etapa 
atmosférica. Além disso, vale destacar, baseado nas citações apresentadas na 
introdução, que as concentrações desse gás variam muito de acordo com a 
temperatura em que o óleo está sendo submetido.  
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Para dar continuidade as análises, foi destilado o petróleo B somente na pressão 
atmosférica pois, como verificado no tópico anterior, não foi possível realizar a 
detecção e quantificação do CO2 em pressões reduzidas. No entanto, a fim de 
otimizar os trabalhos do laboratório, realizou-se a destilação atmosférica com uma 
pequena modificação no sistema. A modificação possibilitou realizar o estudo de 
geração de CO2 concomitantemente às pesquisas de Cloretos/Ácidos Orgânicos 
em andamento no laboratório. Entretanto, a sonda de captura de CO2 não ficou 
acoplada diretamente na saída do topo conforme mostrado na Figura 16. A 
modificação realizada encontra-se na Figura 21, na qual usou-se o mesmo 
sistema de conexão em Y da Figura 19. 
 
Figura 21. Figura ilustrativa da unidade manual de destilação atmosférica acoplada ao 
microcromatógrafo gasoso. 
Conexão adaptada na unidade de 
destilação para captura de vapores 
ácidos, pesquisa já implementada 
pelo laboratório, e foi realizada 
simultaneamente aos estudos de 
captura de CO2. 
 67 
 
A amostragem e destilação do óleo B foi realizada seguindo o mesmo 
procedimento descrito para a destilação do petróleo A. Os dados dos teores de 
CO2 capturados pelo microcromatógrafo foram digitalizadas em uma planilha do 
Excel para posterior elaboração gráfica conforme Figura 22. 
 
Figura 22. Relação gráfica entre os teores de CO2 em função da temperatura do petróleo B. 
Analisando graficamente os teores de CO2, observa-se que para a destilação do 
petróleo B os teores permaneceram praticamente constantes até a temperatura 
de 225°C. A partir deste ponto nota-se uma pequena elevação na concentração 
de CO2 que alcançou um valor próximo de 4000 mg.kg-1. 
4.3.1.3. Destilação do petróleo C 
Na destilação da amostra B relatou-se que a sonda de captura do gás CO2 foi 
acoplada em uma conexão com formato de Y, como mostrado na Figura 21. 
Observa-se valores baixos na concentração de CO2 ao longo de toda destilação. 
Para melhorar o posicionamento da sonda de captura do CO2, deixando-a mais 
próxima da saída de vapores no topo, o petróleo C foi destilado duas vezes, na 
destilação C1 a sonda foi adaptada diretamente na saída do topo e na destilação 
C2 adaptou-se uma nova conexão que posicionou-se mais próximo da saída dos 
vapores de CO2. 
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4.3.1.3.1. Destilação do petróleo C1 com a sonda do microcromatógrafo 
acoplada direto no topo 
Na destilação da amostra C1, adotou-se o sistema de destilação atmosférica 
conforme Figura 16, ou seja, a sonda de captura do gás CO2 foi acoplada 
diretamente no topo da coluna de destilação, mesma disposição adotada para o 
petróleo A. Os dados dos teores de CO2 capturados pelo microcromatógrafo foram 
relacionados com a temperatura do óleo a fim de obter a Figura 23. 
 
Figura 23. Relação gráfica entre os teores de CO2 em função da temperatura do petróleo C1. 
Analisando os dados representados graficamente (Figura 23), percebe-se a 
existência de um pico máximo na temperatura em torno de 90 °C com 
concentração próxima a 5000 mg.kg-1. Também observa-se um perfil crescente 
de teor de CO2 na temperatura de 220 °C, alcançando uma concentração máxima 
de 4500 mg.kg-1 ao final da destilação. 
4.3.1.3.2. Destilação do petróleo C2 com a sonda do microcromatógrafo 
acoplada com conexão retilínea 
Nesta destilação, adaptou-se uma conexão retilínea na saída do topo da coluna, 
conforme Figuras 24 e 25. Podemos observar que, com o uso desta conexão 
retilínea a sonda de captura dos teores de CO2 encontra-se inserida mais próxima 
da saída de vapores no topo e também evita que a saída do topo fique 
 69 
 
completamente aberta, favorecendo perdas dos vapores de CO2 gerados na 
destilação. Para testar a eficiência deste novo sistema, efetuou-se novamente a 
destilação do petróleo C e os resultados obtidos encontram-se na Figura 26.  
 
Figura 24. Foto do sistema de destilação com a nova conexão adaptada. 
 
Figura 25. Figura ilustrativa do sistema de destilação com a nova conexão adaptada. 
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Figura 26. Relação gráfica entre os teores de CO2 em função da temperatura do petróleo C2. 
Avaliando a concentração de CO2 na Figura 26 pode-se observar um perfil 
semelhante ao obtido na destilação do petróleo C1, porém apresentou uma 
concentração de CO2 menos intensa para o pico máximo em 100 °C. No entanto, 
esta redução não é significativa para uma interpretação errada dos resultados. 
Para fins comparativos dos resultados, os gráficos das destilações C1 e C2 foram 
demonstrados simultaneamente conforme Figura 27. 
 
Figura 27. Comparação dos teores de CO2 para os petróleos C1 e C2.
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Com a metodologia de captura e quantificação de CO2 estabelecidas, conforme 
testes realizados com os petróleos A, B e C, adotou-se para as próximas 
destilações como metodologia padrão o uso da conexão retilínea (Figura 25). Para 
confirmar que os estudos de quantificação de CO2 só poderão ser realizados em 
pressões atmosféricas, realizou-se um novo teste de captura em pressões 
reduzidas com o Petróleo D, conforme tópico abaixo. 
4.3.1.4. Destilação do petróleo D 
Com o objetivo de realizar novos testes de captura de CO2 na unidade de 
destilação sob as pressões reduzidas, realizou-se a destilação do petróleo D nas 
três etapas (760 mmHg ou pressão atmosférica, 100 mmHg e 2 mmHg). Este teste 
foi realizado para confirmar a hipótese que a bomba injetora do microcromatógrafo 
não tem força suficiente para succionar o CO2 presente dentro da unidade em 
pressões reduzidas, pois a mesma acaba “competindo” com a bomba de vácuo 
da unidade de destilação cuja capacidade de sucção possivelmente é superior.  
Os resultados das concentrações de CO2 capturados pelo microcromatógrafo na 
etapa atmosférica foram plotados com relação à temperatura do petróleo de 
acordo com a Figura 28. Avaliando os dados, nota-se um ponto de maior 
concentração de CO2 na temperatura de 100 °C, e este teor decresce na faixa de 
temperatura 100-150 °C e eleva-se novamente em temperaturas acima de 200 
°C.  
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Figura 28. Relação gráfica entre os teores de CO2 em função da temperatura do petróleo D. 
Nas destilações com as pressões de 100 mmHg e 2 mmHg, os teores de CO2 
permaneceram constantes, com variação de concentrações em torno de 350 - 400 
mg.kg-1 ao longo de toda destilação. Com isso, confirma-se a hipótese que a 
bomba injetora do equipamento não é eficiente para trabalhar em pressões 
reduzidas.  
Portanto, os estudos de captura dos vapores de CO2 “on-line” serão realizados 
somente na etapa de destilação atmosférica. Com a metodologia estabelecida, as 
próximas destilações serão realizadas com objetivo de avaliar e interpretar a 
procedência e o motivo da variação de intensidade dos teores de CO2 gerados 
durante toda a destilação do petróleo na etapa de destilação atmosférica. 
4.3.2. Interpretação nas variações da concentração de CO2 
 
4.3.2.1. Destilação dos Petróleos E, ELav, F, FLav, G e GLav 
 
Com a metodologia de análise estabelecida destilou-se as amostras E, ELav, F, 
FLav, G e GLav, na qual respeitou-se criteriosamente os procedimentos de 
quantidade de amostra, padronizando-se uma massa aproximada em todas as 
destilações; utilizou-se o mesmo gradiente de aquecimento do óleo uniformizando 
assim o tempo em todas as destilações; registrou-se as temperaturas e utilizou-
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se a disposição da sonda de captura de CO2 conforme Figura 25. Com isso, o 
microcromatógrafo gasoso realizou uma média de 120 análises para todas as 
destilações. 
4.3.2.1.1. Petróleos E, F e G 
Ao término das destilações apresentou-se graficamente os resultados 
relacionando os teores de CO2 evoluídos durante o processo de destilação em 
relação as suas respectivas temperaturas, conforme Figuras 29, 30 e 31.  
 
Figura 29. Relação gráfica entre os teores de CO2 em função da temperatura do petróleo E. 
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Figura 30. Relação gráfica entre os teores de CO2 em função da temperatura do petróleo F. 
 
Figura 31. Relação gráfica entre os teores de CO2 em função da temperatura do petróleo G. 
 
Ao avaliar os resultados obtidos com a destilação e captura de CO2 dos petróleos 
E, F e G nas figuras acima, pode-se perceber um perfil gráfico semelhante para 
as amostras destiladas, perfil este que também se aproxima das destilações das 
amostras A, C e D realizadas na implementação da metodologia. 
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Nesta representação gráfica, observa-se a presença de teores mais elevados de 
CO2 dentro do sistema de destilação nas temperaturas aproximadas de 100 a 150 
°C. Acima desta temperatura, tais concentrações decrescem, porém quando o 
petróleo atinge 200 °C a concentração de CO2 tende a sofrer uma nova elevação, 
na qual a intensidade pode variar quando trata-se de diferentes petróleos. 
Foi utilizado como base os estudos relatados na revisão bibliográfica para explicar 
a proveniência e variações de concentrações dos teores de CO2 observados 
durante esta pesquisa. Assim, para explicar o primeiro máximo na concentração 
de CO2 em temperaturas na faixa de 100 a 150 °C, pode-se relacionar estes 
valores com a presença de CO2 que encontra-se naturalmente dissolvido no óleo, 
uma vez que este gás é facilmente liberado para a atmosfera quando submetido 
a uma agitação e um aquecimento brando. Vale destacar que essas 
concentrações podem variar significativamente quando tratamos de diferentes 
reservatórios, isso porque cada um apresenta características composicionais 
únicas.38,39 
O crescente aumento nos teores de CO2 a partir de 200 °C, utilizou-se como apoio 
os estudos realizados em anos anteriores por Zang et al. (2006), Ding et al. (2009) 
e Dias et al. (2014 e 2015), na qual comprovaram a existência de reações de 
descarboxilação dos ácidos naftênicos que encontram-se no petróleo quando 
submetidos a temperaturas superiores a 200 °C.  
Avaliando os teores de CO2 dos óleos destilados mostrados nos gráficos, percebe-
se que as amostras A e E foram as que mais originaram CO2 em temperaturas 
superiores a 200 °C. Na tentativa de explicar a acelerada geração de CO2 para 
esses dois óleos em relação aos demais, tentou-se relacionar tais resultados com 
os seus respectivos valores de NAT presentes na Tabela 10 (1,77 e 0,30 
mgKOH.g-1), porém não foi possível encontrar uma relação direta entre o número 
de acidez total e os altos teores de CO2, pois este parâmetro de caracterização 
quantifica todos os ácidos que contribuem para a acidez total do petróleo e o CO2 
quantificado neste estudo é proveniente das reações de descarboxilação dos 
ácidos naftênicos e do CO2 que  encontra-se naturalmente dissolvido no óleo.40,60 
Com isso, os valores de CO2 observados graficamente por este estudo também 
podem ser utilizados para estimar a presença majoritária de ácidos naftênicos 
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comparado aos outros ácidos presentes no óleo. Assim, o petróleo E, apesar de 
apresentar uma baixa acidez total, possivelmente possui maior concentração de 
ácidos naftênicos comparado aos outros ácidos presentes. Em contrapartida, o 
petróleo A apresenta elevada acidez e provavelmente um alto teor de ácidos 
naftênicos também quando compara-se aos demais ácidos existentes no petróleo. 
Para os demais óleos que exibiram baixos índices de descarboxilação, e desta 
forma geraram concentrações menores de CO2 em temperaturas superiores a 200 
°C, todos apresentam baixa acidez total e possivelmente baixos teores dos ácidos 
naftênicos. 
Outra hipótese que deve ser considerada para a geração de altos teores de CO2 
para os petróleos A e E é a possibilidade desses óleos apresentarem uma 
concentração de metais (Mg, Ca, Na, Sr, Ba), muitas vezes na forma de óxidos, 
mais elevada comparada aos demais óleos. Tais óxidos presentes no óleo podem 
agir como catalisadores acelerando as reações de descarboxilação provocando 
uma liberação mais intensa de gás CO2.12,13  
4.3.2.1.2. Petróleos ELav, FLav e GLav  
Vale destacar que o procedimento de lavagem desses óleos foi realizado com 
objetivo de reduzir a salinidade das amostras ELav, FLav e GLav, para sanar dúvidas 
relacionadas ao projeto de evolução de vapores ácidos (Cloretos/Ácidos 
Orgânicos). No entanto, como o sistema para captura de CO2 já estava montado 
realizou-se os estudos de evolução de CO2 concomitantemente com o interesse 
de avaliar se o processo de lavagem também provocaria alguma mudança nos 
teores de CO2 evoluídos durante a destilação. 
Antes de avaliar os resultados obtidos e retornando a Tabela 8, pode-se averiguar 
se houve alguma modificação nos valores de NAT dessas amostras. Como 
esperado, pelo que relata-se na literatura o procedimento de lavagem modificou 
apenas os valores de salinidade total os demais parâmetros de caracterização 
incluindo o NAT mantiveram-se inalterados quando compara-se com os óleos 
originais.29 Diante dessas observações, seguem os resultados dos teores de CO2 
evoluídos relacionados com suas respectivas temperaturas (Figuras 32, 33 e 34). 
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Figura 32. Relação gráfica entre os teores de CO2 em função da temperatura do petróleo ELav. 
 
Figura 33. Relação gráfica entre os teores de CO2 em função da temperatura do petróleo FLav. 
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Figura 34. Relação gráfica entre os teores de CO2 em função da temperatura do petróleo GLav. 
O que pode-se notar avaliando os gráficos acima é a constante geração de 
vapores de CO2 em diferentes intensidades durante toda destilação. Diante dos 
resultados obtidos, nota-se que quando comparados aos gráficos das amostras 
originais E, F e G, observa-se uma ausência ou redução da elevada concentração 
de CO2 nas temperaturas em torno de 100 a 150 °C. Como abordado 
anteriormente, este máximo refere-se a liberação do CO2 que encontra-se 
naturalmente dissolvido no petróleo. A ausência deste gás nas amostras lavadas 
torna-se evidente, uma vez que devido ao processo de agitação na lavagem dos 
óleos com a água, tal gás dissolvido desprende-se. Para facilitar a observação do 
que foi relatado acima as Figuras 35, 36 e 37 são representações de tais óleos 
originais e lavados em uma mesma imagem.  
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Figura 35. Comparação dos teores de CO2 entre os petróleos E e ELav. 
 
Figura 36. Comparação dos teores de CO2 entre os petróleos F e FLav. 
 
Figura 37.Comparação dos teores de CO2 entre os petróleos G e GLav. 
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No entanto, não notou-se variações expressivas nos teores de CO2 nas 
temperaturas superiores a 200 °C, o que torna coerente, pois não foi observado 
modificação nos valores de NAT obtidos após a lavagem destes petróleos, com 
isso observa-se que a lavagem dos petróleos E, F e G não é suficiente para a 
remoção das cadeias de ácidos naftênicos e outros ácidos que possam estar 
presentes no óleo.  
O comparativo dos resultados dos óleos originais e lavados também podem 
esclarecer a hipótese quanto à possibilidade dos óxidos metálicos estarem 
atuando como catalisadores nas reações de descarboxilação, pois sabe-se que 
no procedimento de lavagem dos petróleos além da redução da salinidade, 
espera-se uma redução dos óxidos metálicos por serem em grande parte solúveis 
na água. Com isso, se tais óxidos possuem uma influência significativa no 
processo reacional, deveria ser observado uma redução na geração de CO2 em 
temperaturas acima de 200°C, no entanto conforme os gráficos tal fato não 
ocorreu. 
A significativa diferença no perfil gráfico do petróleo ELav em comparação ao perfil 
do óleo E, pode ter sido ocasionado devido a alguma variação no gradiente de 
aquecimento nas temperaturas acima de 230 °C. 
4.3.2.1.3. Petróleo H 
Os estudos do petróleo H quanto aos teores de CO2 objetivou confirmar que a 
presença de valores mais elevados de CO2 nas temperaturas de 100-150 °C é 
proveniente do CO2 que encontra-se naturalmente dissolvido no petróleo. Para 
isso, primeiramente destilou-se a amostra H1, normalmente até 310 °C de acordo 
com a metodologia implementado por Chimin (2013), seguindo o mesmo 
procedimento adotado para as demais amostras. Na Figura 38, temos a 
representação dos teores de CO2 liberados durante toda destilação, vale notar a 
formação de um mesmo perfil gráfico comparado com os estudos anteriores, na 
qual tem-se uma elevação nos teores de CO2 entre 100-150 °C este decresce 
suavemente e tende a se elevar em seguida.  
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Figura 38. Relação gráfica entre os teores de CO2 em função da temperatura do petróleo H1. 
A segunda parte deste teste consistiu em destilar esta mesma amostra 
novamente, denominando-a H2. Aqueceu-se a amostra H2 até a temperatura de 
150 °C, respeitando-se o mesmo gradiente de aquecimento adotado nas demais 
destilações. Ao atingir esta temperatura sessou-se o aquecimento e esperou a 
amostra resfriar até temperatura ambiente. O CO2 evoluído neste tempo foi 
registrado conforme Figura 39, avaliando está imagem podemos notar que o gás 
CO2 que encontra-se naturalmente dissolvido no petróleo desprendeu-se com 
este aquecimento brando inicial. 
Para confirmar este resultado, a amostra H2 foi destilada normalmente após 
resfriamento até temperatura de 310 °C. Os resultados encontram-se na Figura 
40. Como esperado não ocorre a elevação dos teores de CO2 nas temperaturas 
de 100-150 °C, o que confirma a hipótese de que o CO2 que surge nessa faixa 
realmente é oriundo da dissolução do gás CO2 no petróleo, e suas concentrações 
irão variar com os diferentes tipos de rochas reservatório ou metodologia de 
exploração. 
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Figura 39. Relação entre os teores de CO2 em função da temperatura do petróleo até 150 °C. 
 
Figura 40. Relação gráfica entre os teores de CO2 em função da temperatura do petróleo H2. 
 
4.4. Proposição de um mecanismo reacional de descarboxilação dos 
ácidos naftênicos 
A partir dos resultados obtidos nesta pesquisa e com suporte de estudos 
publicados recentemente, sugere-se um possível mecanismo radicalar de 
descarboxilação iniciado por calor ou presença de catalisador que ocorre nesse 
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processo, conforme Figura 41. Avaliando o mecanismo deve-se considerar R 
como sendo a representação de [A-(CH2)n-], na qual A poderá ser um ou mais 
anéis de ciclos pentano ou hexano. 
 
Figura 41. Mecanismo de descarboxilação dos ácidos naftênicos (etapas de iniciação, propagação 
e finalização).61 
Na etapa de iniciação, as altas temperaturas, que neste estudo consideramos 
temperaturas superiores a 200 °C, geram condições suficientemente energéticas, 
para promover a cisão homolítica da ligação O-H do ácido. Os radicais formados 
nesta etapa irão promover as próximas reações.  
Na etapa de propagação, ocorrerá a descarboxilação do radical ácido, gerando o 
gás CO2. O radical R formado promoverá a cisão homolítica de um novo ácido 
presente no meio reacional. Após a iniciação, ou seja, após a formação dos 
primeiros radicais, as reações de propagação irão ocorrer em cadeia até quando 
não houver mais ácido presente, ou irá ser interrompida pelas reações de 
finalização.  
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Na suposição que os metais naturalmente presentes no óleo podem catalisar o 
processo de cisão homolítica da ligação O-H promovida na reação de 
inicialização, como relatado por Zhang et al. (2006) e Dias et al. (2014).12,13 Os 
ácidos carboxílicos podem se adsorver na superfície dos metais e seus óxidos 
quando presentes, aumentando a velocidade da ruptura da ligação O-H. Este fato, 
pode explicar o rendimento expressivo de CO2 quantificado para os petróleos A, 
E e ELav, que alcançam concentrações de 20000, 30000 e 25000 mg.kg-1 
respectivamente. Inferimos que tais óleos, além de possivelmente corrosivos por 
possuírem maior teor de ácidos naftênicos comparado aos demais óleos, podem 
apresentar concentrações de metais razoavelmente maiores comparados aos 
demais óleos.61 
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5. CONCLUSÕES 
A microcromatografia aplicada neste estudo atendeu as expectativas propostas 
inicialmente. Além disso, mostrou-se ser uma técnica simples e viável 
economicamente, visto que para o funcionamento necessita somente de pequena 
quantidade de gás de arraste (Hélio), pois demanda um volume reduzido de 
amostra (8 µL) por injeção. Outras vantagens que esta técnica oferece é o curto 
tempo de análise (um total de 150 segundos) comparada a cromatografia 
convencional em que muitas vezes uma corrida tende a durar aproximadamente 
30 minutos. Além desses fatores podemos ainda enfatizar a otimização de 
espaço, pois o equipamento apresenta tamanho reduzido sendo portátil para ser 
transportado ao local de análise.  
A microcromatografia possui aplicação inédita na análise “on-line” do CO2 gerado 
durante o processo de destilação de petróleo. Os resultados de quantificação de 
CO2 são satisfatórios e bastante relevantes para melhor entendimento da 
formação de tal gás e seu comportamento com a variação de temperatura do 
petróleo ao longo de uma destilação.  
Durante as destilações ocorre uma constante liberação deste gás nos óleos 
avaliados. Os teores variam de acordo com a composição e origem do óleo. Como 
comprovado em temperaturas mais baixas (100-150 °C), ocorre a liberação do 
gás CO2 que se encontra dissolvido no petróleo e é facilmente desprendido 
quando submetido a um aquecimento brando.  
No entanto, o CO2 liberado em temperaturas superiores a 200 °C tem provável 
origem das reações de descarboxilação dos ácidos naftênicos presentes no óleo. 
Uns dos possíveis mecanismos radicalar de descarboxilação para tais ácidos foi 
elucidado, podendo assim esclarecer em parte a possível origem deste gás.  
Pode-se perceber que o processo de lavagem não foi suficiente para a remoção 
desses ácidos, possivelmente a melhor maneira de remove-los seria a realização 
da lavagem não com água deionizada, mas sim com alguma substância alcalina 
que possa realizar a neutralização dessas cadeias ácidas presentes nos óleos. 
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6. PERSPECTIVAS FUTURAS 
Conforme observado nos argumentos discutidos acima, sabe-se da importância 
de neste momento exibir os teores dos contra íons (Ca, Mg e Na) dos petróleos 
trabalhados. Tais resultados podem ser essenciais para conclusão deste trabalho 
e pode ajudar a entender se os mesmos influenciam como catalisadores das 
reações de descarboxilação dos ácidos naftênicos. As análises estão sendo 
executadas pela técnica de ICP OES, porém os resultados obtidos até o momento 
não foram conclusivos. O laboratório de espectrometria atômica está realizando 
novos testes em busca de aperfeiçoar a técnica com objetivo de obter resultados 
satisfatórios que possam auxiliar na conclusão do que foi observado até o 
momento. 
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